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RESUMEN

Actualmente, las emisiones de contaminantes en la generacién de energia eléctrica
en Chile no son sancionadas con ningun tipo de gravamen, es por esto la importancia de
analizar el comportamiento del mercado eléctrico en el largo plazo con el impuesto de

emisiones de diéxido de carbono (CO,) que afectara a la generacién en su totalidad.

En esta memoria de titulo se realizé un andlisis del impacto del impuesto a las emisiones
de CO; en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN) para distintos escenarios del valor del
impuesto, los que afectan en la definicion de planificacion sobre la matriz energética a
futuro. Se observd el impacto sobre las distintas unidades generadoras existentes

pertenecientes al mercado y el efecto que tendra en futuras licitaciones de energia.

Se consideraron cuatro escenarios de evaluaciéon: un escenario base y tres aplicando el
impuesto, donde el base consistié en aplicar los supuestos de la Comisién Nacional de
Energia (CNE) en el Informe Técnico del Precio Nudo de Corto Plazo (ITPN) Abril 2016 [1]
hasta el afio 2042 sin aplicar impuesto de emisiones; el primero aplicé un impuesto de 5
[USD/ton CO,J; en el segundo escenario se aumenté el valor del impuesto a 14 [USD/ton

COy]; en el tercer escenario se evalud un valor del impuesto de 30 [USD/ton CO,].

Una vez definidas las variables generales del analisis (demanda, precios de combustibles,
disponibilidad del gas, plan de obras de generacion y transmision), se resolvié la
operacion economica del Sistema Eléctrico de Potencia (SEP) y se calcul6 las emisiones
de CO,, junto con los costos asociados al impuesto, a la inversion y operacion, asi como
los ingresos por venta energia y potencia al mercado spot, para las distintas unidades
generadores consideradas en cada escenario. Finalmente, se estimaron precios de oferta
para las préximas licitaciones de energia con un portafolio de generadores existentes en
el SEN de acuerdo a los indicadores econémicos valor actual neto (VAN) y la tasa interna

de retorno (TIR) de un flujo de caja a 20 afios.

Los resultados obtenidos muestran que un aumento del impuesto de emisiones de CO,

disminuye la liberacion del gas de efecto invernadero, pero aumenta el costo del sistema.

Las simulaciones se realizaron con el software OSE2000, licencia perteneciente a KAS

Ingenieria, empresa que facilité el desarrollo de esta memoria.



ABSTRACT

Currently, emissions of pollutants caused by electricity generation in Chile are not
affected with any taxes. It is important to study the long-term behavior of the electricity
market, because the tax emissions of carbon dioxide (CO,;) will affect the whole

generation.

This thesis’s project analyzed the impact of CO, in the National Chilean Electric Systems
for different scenarios of tax value, particularly the ones that influence in the future matrix
energy. It was observed the impact on the several generators belonging to the market and

the effect it will have on future energy bids.

Four scenarios were considered: one base case and three applied the tax’s emission of
CO,. The first comprises a tax of 5 [USD/ton CO,] under the assumptions that considers
the National Energy Commission in the Nods price Technical Report April 2016, expanding
them until 2042; the second scenario the tax value is increased to 14 [USD/ton CO,]; the

third stage evaluates a tax value of 30 [USD/ton CO,].

Once defined the general variables (demand, fuel prices, availability of gas, generation
expansion plan and transmission expansion plan), the economic operation of the electrical
system was solved and the CO, emissions, operating costs, costs related to tax CO,
emissions, revenues from sales of energy and power to spot market were calculated for
different generators belonging to the generation expansion plan considered in each
scenario. Finally, bid prices were estimated at upcoming auctions energy for a portfolio of
existing generators in the system according to the results of net present value (NPV) and

internal rate of return (IRR) of cash flow to 20 years.

The results obtained showed that a higher value of the emission’s tax reduced the

generation of the greenhouse gases, but increase the total system’s cost.

The simulations of the four scenarios were carried out by means of the software OSE2000.
This software is developed by KAS Engineering, company that facilitated the development

of this study.



1. INTRODUCCION

Chile es el segundo pais de América Latina en implementar gravamenes de tipo
ambiental (después de México). La iniciativa nace al alero de la Reforma Tributaria (RT,
Ley N°20.780 [2], modificada por la N°20.899) que busca generar ingresos permanentes
que permitan al pais sustentabilidad fiscal. El principal objetivo de los dos impuestos
ambientales (globales y locales) es velar por la salud de la poblacién y ser un aporte al
combate del cambio climéatico, buscando ser un estimulo para que el pais empiece a

migrar hacia una matriz energética mas limpia.

El impuesto al CO,, que entrard en vigencia en el 2017 y que empezara a ser
recaudado en 2018, significar4 un cobro a las emisiones del gas de efecto invernadero
(GEI) producidas por generadores cuyas potencia instalada sea mayor o igual a 50MW.
Cada unidad pagara US$5 por tonelada de CO, emitido y no aplicara para fuentes fijas

cuya fuente de energia primaria es biomasa, pues, éste tipo de tecnologia recicla CO..

Actualmente al impuesto de CO, no se traspasa a los costos variables en los
despachos de energia, por lo que la mayor o menor emision de CO, no influye
directamente en la lista de prioridad al realizar un despacho 6ptimo de carga. El objetivo
general de esta memoria de titulo, es identificar el aumento porcentual de los costos de
operacion de las diferentes tecnologias que existen en el mercado eléctrico chileno,
ademas del impacto que se generara en las tarifas a clientes regulados al tener precios

ofertados por generadores existentes en el SEN.

La CNE es quien guia las licitaciones de energia para los clientes regulados,
definidos actualmente como aquellos que consumen bajo 5MW. Es relevante investigar
sobre los precios ofertados por las generadoras, en proximas licitaciones energia, luego
de incluir el impuesto de CO,, ya que, la aplicacion de éste en el mercado eléctrico

generara un impacto directo o indirecto en todas las tecnologias que operen en el SEN.

En este trabajo se realiz6 un estudio del impacto del impuesto de emisiones de CO,

en el mercado eléctrico chileno, donde los objetivos especificos fueron:

o Calcular el costo de operacion de las diferentes tecnologias de generacion con la

aplicacion del impuesto de CO..



Evaluar el comportamiento de los ingresos por venta energia y potencia de los
generadores del mercado eléctrico chileno en el SEN, para distintos niveles de
impuesto de CO,.

Estimar el precio ofertado por los generadores del mercado eléctrico, en las
licitaciones de energia guiadas por la CNE una vez empiece aplicarse el impuesto
de CO.,.

Realizar comparaciones y sensibilidades en los costos de inversion, operacion e
ingresos por ventas en las diferentes tecnologias de generacién, al aumentar el

valor del impuesto de CO..

Se evalu6 el comportamiento de la generacién en términos de ingresos y costos al

efectuar el cobro del impuesto, sujeto a aumentos de valor del mismo. Por otra parte, con

el respaldo de las bases de la reciente licitacién de energia (la cual cerré la entrega de

ofertas el miércoles 27 de Julio del 2016), se estimé las futuras ofertas que pueden

entregar un conjunto de oferentes, bajo distintos escenarios a realizarse en este estudio.

Para cumplir con los objetivos, se consideraron cuatro escenarios de evaluacion:

Escenario Base: considera el plan de obras de generacion que expone la CNE en el

ITPN de Abril del 2016 y no se aplica el impuesto.

Escenario 1 : considera el plan de obras de generacion que expone la CNE en el

ITPN de Abril del 2016 y se aplica el impuesto propuesto por la RT.

Escenario 2 : considera un aumento del impuesto, de tal forma que la tecnologia

GNL desplaza al carbdn en términos econémicos.

Escenario 3 : valor elevado del impuesto, con el fin que las centrales de energias
renovables no convencionales (ERNC) desplacen a las térmicas y se disminuyan

notoriamente las emisiones.



2. FUNDAMENTO TEORICO

El estado del arte de la problematica a resolver consta de tres temas, los que se
explicardn en este capitulo. El primero de ellos esta relacionado con la metodologia
utilizada para plantear y resolver el problema de despacho econémico de carga para
sistemas hidrotérmicos. El segundo tema est4d asociado con la modelacion de las
emisiones de CO, para los distintos tipos de tecnologias, considerando todas las centrales
que se encuentran en el SEN. Finalmente, el ultimo tema tiene relaciéon con la forma en
que se representan las proximas ofertas para las licitaciones de energia eléctrica en los
préximos afios, luego de empezar a aplicar el impuesto de CO, y con variaciones al valor

del impuesto que empieza a regir el afio 2017.

2.1. Despacho hidroeléctrico coordinado de largo plazo

En un sistema eléctrico de potencia basado Unicamente en centrales térmicas, la
operacion de largo plazo es independiente entre las distintas etapas. Es decir, en cada
periodo se determina la generacién de las centrales que alcanzan a satisfacer la demanda
requerida, de modo que se minimice el costo total de operacion del sistema, el que esta
dado por el costo de combustible de las plantas y una eventual penalizacion o costo de

falla por racionamiento.

Sin embargo, en sistemas que incluyen generacién térmica e hidroeléctrica existe un
acoplamiento temporal entre etapas consecutivas, de modo que las decisiones en cada
periodo influyen en los costos de operacion futuros. Esto ocurre ya que es posible
almacenar una cantidad limitada de agua en embalses, la que puede ser liberada para su
uso en centrales hidroeléctricas cuando sea requerida. Ademds, debido a que los
afluentes hidricos futuros son desconocidos y dificiles de predecir, la programacion de la

operacion de un sistema hidrotérmico es estocéstica.

La importancia de realizar un despacho economico de carga coordinado entre
centrales térmicas e hidroeléctricas queda en evidencia en el siguiente ejemplo: si la
energia almacenada en los embalses se usa hoy y posteriormente se presenta una época
de sequia, sera necesario utilizar energia de centrales térmicas o incluso puede haber
racionamiento, aumentando el costo de operacion del sistema. Por el contrario, si el agua

se almacena indefinidamente y posteriormente se presenta una época de lluvias, los



embalses pueden superar sus cotas maximas, produciéndose vertimientos y pérdida

innecesaria de energia.

2.1.1. Modelamiento del problema de despacho hidrotérmico-coodinado

Una de las formulaciones presentadas para el problema de la planificacion del
despacho hidrotérmico utiliza programacién dinAmica estocastica [3] y [4], representando
el sistema eléctrico como una red de flujos con limitaciones en la potencia transferida por
las lineas. En esa red la oferta corresponde a la suma de la generacién térmica e
hidraulica disponible en cada nodo, y la funcién objetivo a minimizar es la suma de los

costos de operacion del sistema en el periodo completo de planificacion.

En un sistema hidrotérmico debe equilibrarse el beneficio obtenido por el uso
inmediato del agua embalsada con el beneficio que traerd en etapas posteriores el
almacenamiento de recursos hidricos. Para esto se define una funcién de costos de
operacion del sistema que puede separarse en dos partes. La primera de ellas es una
funcion de costos inmediatos, determinada por la operacion en el presente de las
centrales térmicas, y que aumenta en la medida que decrece la cantidad de energia
almacenada en los embalses. La segunda parte es una funcién de costos futuros, que
considera la generacion térmica y el desabastecimiento futuros, y que disminuye a medida

que aumenta el volumen almacenado de agua para las siguientes etapas de operacion.

La funcién de costos futuros tiene un caracter estocastico ya que debe considerarse
la incertidumbre hidrolégica asociada a los afluentes del sistema que varian geografica y
temporalmente. Ademas, es necesario simular la operacién del sistema en el tiempo para
distintos niveles de almacenamiento inicial de los embalses, lo que finalmente lleva a que
el célculo de la funcion de costos futuros sea realizado en base a probabilidades, usando

un gran numero de escenarios hidrologicos.

No obstante, la modelacion anterior deja de lado algunas limitaciones fisicas del
sistema de transmision eléctrica. Si no se representan adecuadamente las lineas de
transmision pueden vulnerarse criterios de operacion reales sobre los flujos de potencia,
asignandoles valores no factibles. Asi, la solucion obtenida con el modelo puede ser

correcta, pero no aplicable en la realidad.



Para considerar estas condiciones, se incluyeron restricciones asociadas a la ley de
voltajes de Kirchhoff [5] y [6], que relacionan linealmente los angulos de los voltajes en los
nodos o barras del sistema con los flujos de potencia activa por las lineas. Estas
restricciones surgen dado que en un sistema de transmision de alto voltaje, el problema
de flujos de potencia puede descomponerse en la parte activa y reactiva, y asi se modela
la red solo en términos de potencia activa. Asumiendo que las variaciones en la tension
de las barras son pequefias, tanto en magnitud como en fase, puede obtenerse una
ecuacion lineal que relaciona la diferencia de &ngulos de voltaje entre dos barras y el flujo
de potencia por la linea que une dichos nodos.

2.1.2. Resolucion mediante programacién dindmica dual estocastica

Junto con el planteamiento del modelo de planificacion de la operacion de un sistema
hidrotérmico multiembalse, se propuso una metodologia que permite resolver el problema
reduciendo los recursos computacionales requeridos para este efecto en [3], [7] y [8]. El
calculo de la funcién de costos futuros implica simular la operacién del sistema en etapas
futuras para diferentes valores iniciales del almacenamiento de los embalses y determinar

los costos de operacion en cada caso.

Dado que en la practica es imposible simular todos los valores posibles para las cotas
de los embalses, estos niveles se discretizan. Teniendo esto en cuenta, se resuelve el
problema de la operacion del sistema para la Ultima etapa, tomando un valor para el
almacenamiento inicial de cada embalse y asumiendo que el valor de la funcién de costo
futuro es cero para etapas posteriores. Como debe incorporarse la componente
estocastica asociada a los afluentes del sistema, se realiza este célculo para diferentes
escenarios hidroldgicos. Finalmente, se toma la media de estos valores para obtener el
costo de operacion esperado para un nivel determinado de las cotas de los embalses.
Para obtener la funcién de costos futuros para cualquier nivel de almacenamiento inicial
en esa etapa, deben interpolarse los datos. Luego, el proceso se repite para la penultima
etapa y anteriores hasta llegar a la etapa inicial, pero minimizando el costo inmediato mas

el costo futuro esperado.

La solucion recién descrita, basada en un esquema de programacién dinamica
estocastica, produce un aumento exponencial en el requerimiento computacional a
medida que crece el nUmero de embalses del sistema, lo que se denomina “maldicion de

la dimensién” en [7].



Para evitar este inconveniente, [3] y [7] propusieron la metodologia denominada
programacion dindmica dual estocastica para resolver el problema. Esta metodologia se
basa en el hecho de que la funcion de costos futuros puede representarse como una
funcion lineal por tramos y la pendiente de la recta asociada a cada tramo puede ser
obtenida al resolver el problema de despacho de una etapa, para cada escenario
hidrolégico.

En la formulacién del problema de despacho para una etapa, los autores indican que
la variable dual de la restriccion de balance hidrico, llamada “valor del agua”, corresponde
a la derivada de la funcion de costo de operacion del sistema, con respecto al volumen
inicial almacenado en los embalses. Al mismo tiempo, dicho valor representa la pendiente
de un tramo de la funcién de costo futuro para la etapa inmediatamente anterior. De este
modo, se calcula la variable dual o multiplicador de Lagrange para distintos estados

iniciales del sistema y se construye la funcion.

El hecho de que la funcién de costos futuros sea representada como una funcion
lineal por tramos permite trabajar Unicamente con restricciones lineales, donde por cada
tramo se agrega una restriccion al problema, y no es necesario interpolar los valores
como en el caso de la programaciéon dinamica estdndar que fue mencionado
anteriormente. No obstante, la recursién para obtener la funciéon de costos futuros en
ambos casos requiere resolver el problema para los distintos valores iniciales de
almacenamiento y para cada escenario hidrologico, desde la Ultima etapa hasta la primera

etapa.

La construccion de la funcion de costos futuros mediante funciones lineales por
tramos es una aproximacion, que se caracteriza por ser una cota inferior para la funcién
exacta, y por ende se obtiene una cota inferior para la solucion éptima del problema

completo al realizar esta recursion.

Posteriormente, teniendo la funcion de costos futuros se resuelve el problema de
despacho hidrotérmico desde la primera etapa hasta la Ultima etapa, definiendo en cada
una de ellas diferentes escenarios hidroloégicos. Se define un valor para el
almacenamiento inicial de los embalses al comienzo de la primera etapa y se determina el
costo total de operacion del sistema en el periodo de estudio completo. Se calcula la cota
superior de la solucion éptima del problema completo obteniendo la media de los costos

de operacién determinados para los distintos escenarios hidrolégicos.



Asi, se llega a la solucién 6ptima del problema cuando la cota inferior se encuentra
dentro de un intervalo de confianza de la cota superior, el que debe ser definido
previamente por el operador del sistema.

2.2. Modelacion de las emisiones de Dioxido de Carbono

Para una composicién de combustible dada, es posible calcular valores de emisiones
por tecnhologia bastante precisos de este gas de efecto invernadero. Por simplificacion,
para tener una mayor precision en los resultados de las simulaciones pertinentes, los
factores de emisién utilizados, fueron facilitados por el ministerio de Medioambiente, los
cuales se precisan en el anexo C y ademas se encuentran incluidos en la modelacion del

software OSE2000, programa que se utilizd para obtener los resultados de este trabajo.

Con el fin de contrastar la informacion obtenida gracias al ente estatal, se comparan
los valores de emisiones por [kWh] para las tecnologias de interés: carbén, GNL y diésel,
segun la determinacién de [9], expuesto por [10]. Los factores de emisiones de CO; se
adjuntan en la siguiente figura.
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Figura 1: Emisiones especificas de CO, segun el tipo de tecnologia [9]

Existe una clara dependencia de las emisiones con la eficiencia de la central,
mientras mayor sea el rendimiento, menor cantidad de emisiones. Tomando en cuenta lo

expuesto por [10], valores similares a lo que expone [19], se comprueba que los datos



entregados por el ministerio de Medioambiente estan dentro de valores similares. Para

centrales nuevas se utilizan los siguientes valores de emisiones:

Tecnologia [g CO2/kWh] [Ton CO,/GWh]
Carbén 1000 1000
Diésel 750 750
GNL CA 550 550
GNL CC 400 400

Tabla 1: Factor de emisiones por tecnologia
2.3. Impuesto de emisiones de CO,segun Reforma Tributaria

De acuerdo al articulo 5° de la RT o Ley N°20.780 se propuso establecer un impuesto
a la emision de fuentes fijas, las que se consideran en dos categorias de externalidades:

i) Dario local en salud: emisiones al aire de Material Particulado (MP), Oxidos de
Nitrégeno [NOy] y Dioxido de Azufre (SO,).

ii) Dafio global por el cambio climatico: emisiones de Didxido de Carbono (CO.).

El impuesto se aplicard a las emisiones producidas por fuentes conformadas por
calderas o turbinas, con una potencia mayor o igual a 50 MW, por lo que dado el tamafio

de esas fuentes no se veran afectadas las pequefias y medianas empresas.

El componente del impuesto por dafio local en salud se establecera conforme a la
valoracién de dicho dafio, partiendo de un piso fijado en la ley. En el caso de las
emisiones por CO,, se gravara cada tonelada emitida con 5 dolares de Estados Unidos de

Norteamérica.

Por ultimo, para los efectos de lo dispuesto en el inciso segundo del articulo 149 de la
Ley General de Servicios Eléctricos, el proyecto sefiala que el impuesto no debera ser
considerado en la determinacién del costo marginal instantaneo de energia, cuando éste

afecte a la unidad de generacion marginal del sistema.
No obstante, el costo asociado a dicho impuesto para la unidad de generacién

marginal, debera ser pagado por todas las empresas eléctricas que efectlen retiros de

energia del sistema, a prorrata de sus retiros, debiendo el Centro de Despacho
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Econdmico de Carga (CDEC) respectivo, adoptar todas las medidas pertinentes para

realizar la reliquidacion correspondiente.

2.4. Bases de Licitacion de Energia Eléctrica

De manera de realizar una estimacion adecuada de los futuros precios de oferta en
las licitaciones de energia, uno de los objetivos de este trabajo de titulo, se desprende de
las “Bases de Licitacion Publica Nacional e internacional para el suministro de potencia y
energia eléctrica para abastecer los consumos de clientes sometidos a regulacién de
precios” de [11], las cuales se desarrollan en marco de la LGSE, y en virtud de lo
establecido en la Resolucion Exenta N°215, de la CNE, de 24 de abril del 2015, algunos
datos de interés en cuanto a los requisitos técnicos de la licitacion.

Se consideran las condiciones y caracteristicas de suministro, tipos de ofertas y
cantidad a licitar, ademas de los bloques de suministro, puntos de oferta, puntos de
compray el periodo de suministro.

El bloque de suministro constituye el compromiso maximo de suministro que puede
asumir el Proponente en su oferta y representa el conjunto total de energia a adjudicar por
las Licitantes. Cada bloque de Suministro esta subdividido en sub-bloques que contienen

una componente base y una componente variable.

e Bloque de suministro N°1: vigente desde el 1 de enero de 2021 hasta el 31 de
Diciembre de 2040, en el periodo horario comprendido entre las 00:00 horas y las
23:59.

¢ Blogue de Suministro N°2-A:  est4 destinado abastecer Unicamente los consumos
gue realicen las Licitantes durante los periodos horarios comprendidos entre las 00:00
horas y las 07:59 horas y entre las 23:00 horas y 23:59 horas.

e Bloque de Suministro N°2-B:  esta destinado abastecer Unicamente los consumos
gue realicen las Licitantes durante el periodo horario comprendido entre las 08:00
horas y las 17:59 horas.

¢ Bloque de Suministro N°2-C:  esta destinado abastecer Unicamente los consumos
gque realicen las Licitantes durante el periodo horario comprendido entre las 18:00

horas y las 22:59 horas.
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¢ Bloque de suministro N°3:

vigente desde el 1 de enero de 2022 hasta el 31 de

Diciembre de 2041, en el periodo horario comprendido entre las 00:00 horas y las

23:59.

La tabla siguiente muestra las cantidades de energia asociada a los blogues de

suministros y su descomposicion en componente base y componente variable. En el

anexo D se incluye la distribucion referencial mensual y referencial del punto de compra.

Energia Licitada [GWh] | Blogue N°1 | Bloque N°2-A | Bloque N°2-B | Bloque N°2-C | Bloque N°3
Bloque 4400 680 1000 520 7150
Componente base 4000 618 909 473 6500
Componente Variable 400 62 91 47 650

Tabla 2: Componente base y variable para energia licitada en cada bloque de suministro.

Dichos valores provienen de las proyecciones de la demanda realizadas por estudios
de los CDEC-SING, CDEC-SIC y la CNE ([12], [13] y [24]), las cuales se detallan a

continuacion:

Energia [GWh] 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030

Proyeccion 45,026/ 46,664 48,312 50,013 51,769 53,591 55,474| 57,426, 59,446 61,537
Contratado 37,939| 33,138 31,112 25,504/ 18,102| 15,170 12,220, 10,867 10,869 10,867
Requerimientos 7,087| 13,526] 17,200 24,509 33,667 38,421 43,254| 46,559 48,577 50,670
Blogue N°1 4,400 4,400, 4,400 4,400 4,400 4,400/ 4,400 4,400 4,400 4,400
Blogue N°2-A 680 680 680 680 680 680 680 680 680 680
Bloque N°2-B 1,000f 1,000/ 1,000 1,000 1,000 1,000f 1,000/ 1,000 1,000 1,000
Bloque N°2-C 520 520 520 520 520 520 520 520 520 520
Blogue N°3 o 7150 7,50 7,150 7,150, 7,150 7,150/ 7,150 7,150 7,150

Tabla 3: Proyeccién, contratado y requerimientos de energia licitada.

La demanda maxima licitada segun las bases es la que se adjunta en la siguiente

tabla, la cual se utiliza de referencia para poder determinar la potencia licitada por bloque

de suministro y asi considerar la potencia dentro de la oferta en los precios oferentes de

las proximas licitaciones de energia.

Demanda Maxima [MW] 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030

Proyeccion 7,944 8,241 8,539 8,848/ 9,167 9,498 9,840/ 10,196/ 10,565/ 10,948
Contratado 7,047 6,151| 5,707 4,628 3,382 2,732 2,334 2,025 5,059 2,027
Requerimientos 1,320] 2,295 2,205 2,131 2,100] 2,085 2,049 2,046 2,046 2,047
Blogue N°1 660 633] 608 588 579 575 565 564 565 565
Blogue N°2-A 330 317 317 317 317, 317 317 317 317 317
Bloque N°2-B 330, 317] 317 317 317] 317 317 317 317 317
Bloque N°2-C 330, 317] 317 317, 317] 317 317 317 317 317
Blogue N°3 0/ 1,029 988 955 91 935 918 917 917 918

Tabla 4: Proyeccién, contratado y requerimientos de demanda méaxima.
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2.5. Nueva Ley de Transmision (Ley N° 20.936)

La definicién de los pagos por uso del SEN se establece en los Articulos 114°, 115°y
116° de la ley promulgada el 20 de Julio del 2016 en [14]. En ellos se establecen pagos
por uso de los sistemas de transmisién nacional, zonal y dedicada, antes denominadas
troncal, subtransmision y transmisién adicional, respectivamente, y de instalaciones

asociadas a polos de desarrollo.

Se indica que los propietarios de instalaciones de transmisibn deben percibir
anualmente el valor anual de la transmision por tramo (VATT) correspondiente a cada uno
de dichos sistemas, y que equivale a la suma del AVI y COMA del tramo. Este valor se
calculara cada cuatro afios por parte de la Comisién Nacional de Energia (CNE). Ademas,
se definen los ingresos tarifarios reales por tramo (IT) como la diferencia que resulta de la
aplicacion de los costos marginales de la operacion real del sistema sobre las inyecciones
y retiros de potencia y energia en dicho tramo.

Dentro de cada uno de los sistemas de transmision se establecera un cargo unico por
uso (CU), que sirve de complemento a los IT, de modo que el propietario de instalaciones
de transmision recaude anualmente el VAT de cada tramo. Ademds, se establece que
dicho pago asociado a los CU correspondera a los clientes libres y regulados del sistema

interconectado.

Sin embargo, en las Disposiciones Transitorias del Proyecto (Articulo vigésimo quinto
de las disposiciones transitorias) se establece un mecanismo de pago para el periodo
2018-2034, que permitirdA un cambio gradual de la forma de remuneracion de la
transmision desde el modelo actual, con participacion de los generadores en los pagos, al

nuevo modelo, en que todo debera ser pagado por los consumidores.

Se establecen metodologias transitorias de pago para la subtransmision (Articulo 12°
Transitorio), de modo que la forma actual de pago se mantendria hasta el término de
vigencia del decreto correspondiente al periodo tarifario 2016-2019 y a contar de esa
fecha el sistema serd remunerado por los clientes. Por otra parte, para la transmision
nacional se establecen factores de ajuste anuales para los pagos de generadores durante
el periodo 2019-2034, mecanismos de rebaja y exencion de pagos para los generadores y
cargos Unicos para clientes, dependiendo de las zonas donde se ubiquen dentro del

sistema de transmision.
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3. METODOLOGIA UTILIZADA EN EL ESTUDIO

3.1. Antecedentes y supuestos del modelo

El software utilizado para realizar las simulaciones de este trabajo fue el OSE2000, el
cual realiza un despacho 6ptimo de carga de acuerdo a la demanda, plan de obras de
transmisién y generacion utilizado, ademas de los precios de combustibles utilizados para

los distintos tipos de centrales.

El periodo de simulacion fue de 25 afios, partiendo del afio 2017, afio que entra en
vigencia el cobro del impuesto de emisiones de CO,, de acuerdo a lo que propone la
reforma tributaria del afio 2015. Se consideran las ampliaciones y generadores que entran
en operacion antes de esta fecha, tomando en cuenta los datos de operacion del SING y
SIC.

En el plan de obras de generacion y transmision se incluyen todas las instalaciones
actualmente en funcionamiento de acuerdo a la informacion adquirida del CDEC-SIC y
CDEC-SING. Ademas, se utilizé el plan de obras de generacién propuesto por la CNE en
el ITPN de Abril 2016 con ciertas modificaciones para poder alcanzar el costo marginal
para cada uno de los escenarios evaluados. Ambos detalles se pueden observar en los
anexos “Plan de Obras de Generacion” y “Plan de Obras de Transmisién” que se

encuentran en los Anexos E y F, respectivamente.

Se asume la interconexion SING-SIC junto con el sistema en 500kV entre Polpaico y
Cardones que entran en operacion el 1 de Enero del 2018, y en el largo plazo no se

consideran limitaciones de transmision (para los ultimos 10 afios).

3.1.1. Modelacién de la demanda

La demanda mensual se representa mediante 8 bloques de horas consecutivas para
los dias habiles y 8 bloques para los dias no habiles (festivos). Se considera la misma
definicion de los bloques para ambos tipos de dias en cuanto a las horas del dia
asignadas a cada bloque en cada mes, siendo la definicion de bloques propia de cada
mes. Ademas, para definir el nimero de dias habiles y dias festivos del afio se considerd

el calendario 2013.
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La duracién total de los bloques correspondientes a dia habil es mayor que la
duracion de los bloques correspondientes a dia no habil, debido a que en cada mes la
cantidad de dias laborales es mayor que la de festivos.

La asignacion de las horas del dia a cada bloque se realiz6 siguiendo el perfil de
generacion de las centrales solares y la curva de demanda horaria del sistema, en todos
los meses del afio. Para la obtencion de dichos bloques se realiz6 un cruce entre las
curvas de produccion de energia de las centrales solares y la curva de demanda del

sistema.

De esta forma, se dej6 al interior de cada bloque la generacion solar en forma horaria.
Esto es posible, ya que la produccién de este tipo de centrales se reparte entre las 8 y las
18 horas, aproximadamente. Por otro lado, se separaron los blogues para los niveles de
mayor demanda del sistema (que corresponde al bloque 16). La clasificacién detallada de

los blogues horarios se describe a continuacion:

Bloque 2: Corresponde a las horas de la noche después del “peak” de
demanda.

Bloque 4: Corresponde a las horas de la noche y madrugada.

Bloque 6: Representa las horas de la mafiana en que comienza la generaciéon
solar.

Bloques 8 y 10: Corresponde a las horas del dia en que se alcanza la maxima
radiacion solar, se dividié para representar la punta de demanda de
mediodia.

Bloque 12: Representa las horas de la tarde en que comienza a decaer la

generacion solar.

Bloque 14: Representa a las horas de la tarde sin generacion solar y antes del
“‘peak” de demanda.

Bloque 16: Corresponde al “peak” de demanda en la tarde — noche.

En la siguiente tabla se muestra la asignacion de las horas de dia habil a cada bloque
y mes. Para los dias festivos, los bloques corresponden a los nimeros impares, y se

considera la misma distribucién.
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Hora del dia| 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

Tabla 5: Asignacion de horas del dia a bloques horarios consecutivos de dia hébil.

Teniendo en cuenta lo anterior, en la siguiente tabla se muestra la duracion de los

bloques, tanto de dia laboral como festivo.

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%

Tabla 6: Duracion mensual de los bloques de demanda

Para determinar los perfiles de demanda por bloque para cada barra se utilizé la

informacion de retiros horarios en cada mes del afio 2013, obteniendo asi los promedios

de demanda por bloque en cada nudo. Estos valores se dividen por la demanda promedio
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en el mes y se obtiene el factor correspondiente a cada bloque y mes, para todas las

barras del sistema.

3.1.2. Tratamiento del Recurso ERNC

Recurso Solar

En base a la definicion de bloques descrita, las centrales solares generan en los
blogues 8 y 10, con mayor intensidad que en los bloques 6 y 12, para dias habiles, y en
los bloques 7 y 9, que en los bloques 5 y 11, para dias festivos. En el modelo esto se
regula limitando la potencia maxima a la que opera cada planta fotovoltaica, en cada
blogue y mes. De este modo, para los bloques en que la central no opera (en la noche y
madrugada), se simula con potencia maxima disponible igual a cero. En la siguiente figura
se presenta un ejemplo de la modelacion descrita, para el mes de octubre de 2013,
considerando un perfil solar tipo.
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80% F S 211 AT
_E 70% s s e b b e - - - 5,000 E‘
© 60%-——:-—‘!— _______ 40002
o 50% T S
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Hora del dia

=== Factor de planta solar tipo Bloques

Perfil solar tipo == == Demanda [MW]

Figura 2: Ejemplo de asignacion de bloques horarios y generacién solar

Se puede ver la curva de generacion solar de una central fotovoltaica unitaria, la
demanda diaria total por hora del sistema y la asignacion de los bloques. Cada bloque se
representa mediante altura de las columnas, buscando adaptarse a los perfiles de la
demanda y generacion solar. El area pintada corresponde a la modelacién en bloques de

la potencia de la central fotovoltaica.
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Para los datos de radiacién solar, se utilizaron perfiles de generacién tipo, obtenidos
del Explorador de Energia Solar de la Universidad de Chile, desarrollado para el Ministerio
de Energia.

Recurso Eolico

Las centrales edlicas se modelan en forma similar a centrales hidroeléctricas de
pasada (son de naturaleza estocastica [15]), con el fin de representar la variabilidad
propia de este tipo de tecnologia. Para esto, se obtienen matrices de viento que
representan la potencia maxima y minima a la que puede operar cada parque eolico y asi
poder apreciar el impacto sobre el sistema de transmisién y las posibles saturaciones que
pudiesen ocurrir. ElI promedio de los datos de las matrices de viento por mes y bloque es

el mismo que al modelarlas como centrales térmicas.

Las matrices de viento se componen del mismo nimero de afios histéricos simulados
en la operacion, por lo que cada mes y blogue tiene 56 simulaciones de datos de viento.
Los datos de viento se obtuvieron a partir del Explorador de Energia Edlica, desarrollado

por la Universidad de Chile para el Ministerio de Energia.

El procesamiento de los datos para generar los afluentes (de viento) de cada central
consiste en tomar los datos de viento de la zona geografica donde se ubica, para
transformarlos en potencia mediante una curva tipo de un generador edlico, la cual
depende netamente de las condiciones climaticas de la locacion del generador. A partir de
los datos obtenidos se toman muestras aleatorias para completar los 56 escenarios, para
cada mes de los primeros cinco afios de simulacion. Desde el sexto afio en adelante, se
replican las matrices de los primeros afios. La modelacion realizada para el OSE2000, no

considera correlacion entre viento y demanda.

3.1.3. Ingresos por venta energia y potencia al mercado spot

El ingreso por venta energia de un generador en el mercado spot estd dado por la

generacion y el costo marginal (CMg) en el bloque horario.

Ingreso por Energia = CMg x Energia

Donde, el mercado spot es el que el valor del activo financiero se paga al contado

(precio spot) en el momento de la entrega, en éste caso de la energia o potencia.
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A su vez, el ingreso por venta de potencia al mercado spot, depende de la potencia

de suficiencia asociada a cada generador y del precio de la potencia.

Ingreso por Potencia = PS; x Precio potencia

Donde el precio por potencia se proyecta del precio nudo por potencia entregado por

CNE en los Informe Técnicos de precio nudo realizados entre los afios 2011 y 2016.

Para el célculo de la potencia de suficiencia es necesario conocer la potencia de
suficiencia preliminar de todas las centrales utilizadas en el plan de obras, ya que segun
el método del CDEC-SIC, la potencia de suficiencia se calcula a través de la siguiente

ecuacion:

DMax

PS; = PSP; X
Si= PSP Y. PSP,

Dénde:

PS;: Potencia de suficiencia de la central i

PSP;: Potencia de suficiencia preliminar de la central i

D,par: DeEmManda maxima

El calculo de la potencia de suficiencia preliminar se obtiene a través de la potencia

maxima de cada central por el factor de suministro de potencia de suficiencia. Para cada

tipo de tecnologia, dicho factor se expresa en la siguiente tabla.

Tecnologia Factor de suministro de potencia

Biomasa 0.970
Carbén 0.960
Embalse 0.799
Edlica 0.191
Fotovoltaica 0.235
Geotérmica 0.960
GNL 0.960
Pasada 0.880
Petréleo Diésel 0.970
Serie 0.799
Termosolar 0.660
Minihidro 0.880

Tabla 7: Factor de suministro de potencia para cada tipo de tecnologia.
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Este factor se calcula mediante la Norma Técnica de potencia de suficiencia [25], sin
embargo, como simplificacion para el calculo de potencia de suficiencia realizado en esta
memoria de titulo, se utilizé un factor Unico para cada tipo de tecnologia de generacion.

Los ingresos por concepto de servicios complementarios quedan fuera del alcance de
este estudio, debido a la poca precision en una estimacion a largo plazo.

3.1.4. Escenarios de generacion utilizados

a) Para el escenario base se utilizé el plan de obras de generacion que propone la

CNE en el ITPN Abril 2016 y no se consideré el impuesto de emisiones de CO..

b) Para el primer escenario se implemento el impuesto de 5 [US$/ton CO,] donde el
carbon fue la tecnologia proyectada en el largo plazo, ya que los costos de
desarrollo no se desplazan en comparacion al escenario base (ver tablas 46 y 47
del anexo G). Por esta razon, se proyectd un costo marginal de 90 [US$/MWh] en
el largo plazo, precio con el cual se costea este tipo de centrales.

c) En el segundo escenario se subié el impuesto gradualmente hasta 14 [US$/ton
CO,] al afio 2030, valor con la tecnologia GNL se vuelve mas econémica que el
carbon y se detalla en la siguiente figura. Con este cambio se ajusté el costo
marginal entorno a los 100 [US$/MWHh] en el largo plazo.

Costo nivelado vs nivel de impuesto al afio 2030
102
100 7L
_ 98 e ——
(% 94 //
3 92
90
88
86 . . . . . . : : : )
5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
[US$/Ton CO,)
Carbon Gas Natural

Figura 3: Costo nivelado carbdn v/s GNL para distintos valores del impuesto de CO..
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d) En el tercer escenario el impuesto se aumenté gradualmente hasta 30 [US$/ton

CO,] al afio 2030, valor con el que el costo de desarrollo de la tecnologia GNL y

carbdn se vuelven extremadamente caras para el mercado eléctrico (ver tabla 49

del anexo G) y las ERNC se vuelven totalmente competitivas, como la tecnologia

geotérmica y termosolar, de manera de obtener costos marginales acotados en

todos los bloques horarios. Con este cambio se ajusté el costo marginal entorno a
los 80 [US$/MWh] en el largo plazo.

Al utilizar estos supuestos para los cuatro escenarios que se evaluaron en este

trabajo, los planes de obras para cada uno de ellos se resumen en la siguiente tabla y

grafica. Ademas, en el anexo E de este informe se detallan los planes de obras de la

generacion.

Tecnologias Escenario Base [MW] Escenario 1 [MW] Escenario 2 [MW] Escenario 3 [MW]
Hidraulicas 8778 8778 7458 10566
Térmica 20890 20890 23072 17072
ERNC 6083 6083 6083 22400
Total 35752 35752 36614 50039

Tabla 8: Resumen plan de obras de generacion.

Se nota que el escenario base contiene el mismo plan de obras de generacién que el
escenario 1, esto ocurre porque los 5 [US$/ton CO,] no desplazan a la tecnologia

carbonera tomando como referencia el costo de desarrollo expuesto en las tablas 46 y 47.

Las unidades generadoras a carbdén, en el caso del escenario 1 tienen un factor de
planta entorno al 90,0% y las GNL tienen un factor de planta cercano al 70,0%, ademas
de tener facultad de generar en todos los blogues horarios, ya que su Unica dependencia

es el combustible.

El tercer escenario, al contener tecnologias ERNC, las cuales poseen bajos factores
de planta por dependencia del viento, sol y energia terrestre, entre otras, necesitd de
mayor potencia instalada para cumplir con el abastecimiento de la demanda y el costo

marginal de largo plazo que se definié.
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Figura 4: Potencia instalada para cada escenario.

Los escenarios base y dos se planificaron con una potencia instalada de centrales
térmicas mayor que en el escenario 3, donde en el escenario base se utilizd6 en un
porcentaje mayor las centrales carboneras y en el escenario 2 las centrales de gas natural
licuado (observar detalle en el anexo E).

A su vez, en el escenario 3 se agregaron centrales termosolares y geotérmicas, con
el fin de sustituir las centrales térmicas en los bloques de punta y asi poder neutralizar el
costo marginal entorno a los 80 [US$/MWh]. Sin embargo, para lograr este efecto, la

potencia instalada es notoriamente mayor que en los dos primeros escenarios.

Para obtener los planes de inversién del escenario base, se partio de la base del plan
de obras de generacién visto en el ITPN abril 2016. Sin embargo, como el periodo de
estudio de esta memoria es de 26 afios y el expuesto por la CNE tiene una duracién hasta

el afio 2030, se proyect6 12 afios mas.
Para realizar éste proceso se fueron agregando unidades generadoras carboneras
con el fin de estabilizar el costo promedio del sistema en 90 [USD/MWh], valor con que se

financia una unidad de ésta tecnologia.

Ademas de observar el costo promedio del sistema, se analiz6 el factor de planta de

cada unidad generadora agregada con el fin de observar si es que fuese o0 no necesaria.
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Este proceso se realizd similarmente con unidades de gas natural licuado para el
escenario 2 y unidades ERNC para el escenario 3, llevando los costos promedios del
sistema a 100 [USD/MWh] y 80 [USD/MWh], respectivamente.

23



4. SIMULACION Y RESULTADOS

En este capitulo se muestra la aplicacion del modelo propuesto para el despacho
econémico de un sistema eléctrico con las restricciones respectivas que influyen en las
simulaciones realizadas. Se presentan cuatro escenarios de estudio en el Sistema
Eléctrico Nacional (SEN): el caso base considera el sistema actual junto con su plan de
expansion de largo plazo sin aplicar impuesto de emisiones. El primero considera el
sistema actual junto con su plan de expansion de largo plazo, aplicando el impuesto de
emisiones de CO, (5USD/ton CO,). El segundo escenario consiste en aumentar el valor
del impuesto, obteniendo un costo de desarrollo de las centrales a gas natural mas
econdémico que las carboneras y llevando la optimizacion de la operacién de largo plazo a
valores de costos marginales que paguen las plantas a GNL. En el tercer escenario se
ajusta el valor del impuesto a valores donde las tecnologias ERNC superan ampliamente

a las centrales térmicas.

Para resolver el problema, se utilizé la modelacién del programa computacional
OSE2000, desarrollado por KAS Ingenieria S.A. El software OSE2000 es actualmente
utilizado por la CNE para determinar los precios de la energia y potencia en cada barra
del SIC y del SING, mediante la simulacion de la operacion econdémica del sistema en el

corto y largo plazo.

Este modelo se caracteriza por ser multinodal y multiembalse, y al momento de
determinar la solucién éptima utiliza programacion dinamica dual estocastica. En primer
lugar se realiza la recursion desde el futuro al presente, para calcular los valores del agua
iniciales, y luego se simula la operacién del sistema considerando dichos valores. Cabe
destacar que el modelo permite considerar diversos escenarios hidrologicos e incorpora
los convenios de riego del Laja y Maule vigentes para los embalses correspondiente del

SIC, al momento de definir el despacho 6ptimo en cada etapa y escenario hidrolégico.

Por otra parte, el modelo permite incorporar restricciones de transmision, asociadas a
la capacidad de las lineas usando un modelo de aproximacion de flujos de potencia a
corriente continua y las pérdidas debido a dichos flujos. Para esto se utiliza una
representacion lineal por tramo de las pérdidas en las lineas, considerando cinco tramos

en cada caso.
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Finalmente, el modelo OSE2000 tiene incluidas las emisiones de CO, para los
generadores del sistema, ademas de la asignacion del costo no operacional al que estas

son afectas al aplicarse el gravamen.

4.1. Antecedentes generales

La simulacion de la operacibn en el modelo OSE2000 requiere considerar un
horizonte de tiempo definido. Para esto, se defini6 como periodo de estudio un intervalo
de 26 afios (Abril de 2016 hasta Marzo de 2042), con la finalidad de evaluar
econdémicamente el impacto del impuesto sobre las unidades generadores del SEN en el
largo plazo. Ademas, con este periodo de simulacién se pueden estimar futuros precios
ofertas por generadores existentes en la actualidad, apoyandose en las bases de la
licitacion de energia del afio 2016.

Por otro lado, el modelo exige que el valor de la funcion de costos futuros al final del
periodo sea igual a cero, y que las cotas finales de los embalses cumplan con una
restriccion de cota minima correspondiente a la cota de operacion esperada de largo
plazo en cada caso. Es por esto que se hace necesario agregar una etapa de relleno (dos
afos), para evitar la determinacién de la funcién de costos futuros en la frontera del

horizonte.

Se utilizé6 en todos los escenarios de simulacion la informacion disponible en el
Informe Técnico Definitivo de Fijacién de Precios de Nudo de Corto Plazo para el SIC y
SING-Abril 2016 (ITPN Abril 2016), desarrollado por la CNE, para definir el programa de
obras de generacion y transmision del SEN. Ademas, se consideré la base del Informe de
Avance N°3 del Estudio de Transmision Troncal 2015-2018, licitado por la misma CNE,

para la demanda y la proyeccion de precios de combustibles de las centrales térmicas.

Sin embargo, se realizaron ciertos ajustes para poder llegar a los costos marginales

esperados en largo plazo.
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4.1.1. Modelacion de lared de transmision eléctrica

La modelacion de los sistemas de transmision eléctrica considera:

e Modelacion especifica de parametros de resistencia, reactancia y capacidad para los

circuitos de cada tramo, sin reduccién por paralelismo.

¢ Representacion lineal de las pérdidas por tramo, considerando 5 tramos para el
sistema troncal y 3 tramos para el resto del sistema.

e Utilizacion del criterio N-1 en los tramos con varios circuitos en paralelo, lo que limita

la capacidad de una linea.

¢ Niveles de tension desde 66 [kV] hasta 500 [kV], incluyendo sistema de transmisién

troncal, sub transmisién y transmision adicional relevantes.

4.1.2. Modelacion del Sistema en etapas mensuales y bloques horarios.

Dado que la demanda se modela en forma de bloques horarios, la generacién que
resulta de la optimizacién de la operacion del sistema también se presenta por bloques.
En base a la definicion de bloques descrita en el Capitulo 3, las centrales solares
fotovoltaicas generan en los bloques 5 a 12, con mayor intensidad en los bloques 7, 8,9 y
10. Asi, en los bloques correspondientes a la noche y madrugada, se simula la central con

potencia maxima disponible igual a cero.

En el modelo se definen las plantas solares como centrales térmicas de costo variable
igual a cero, cuya potencia maxima se limita en cada bloque y mes mediante un perfil de
generacion tipo. Los datos utilizados para este efecto fueron obtenidos del Explorador de

Energia Solar de la Universidad de Chile, desarrollado para el Ministerio de Energia.
4.1.3. Proyeccion de demanda del Sistema
En las siguientes tablas se presentan la proyeccién de demanda de energia para el

periodo de estudio considerado, separada por consumos industriales (libres) y consumos

vegetativos (residenciales o regulados), cuyos datos fueron utilizados por la CNE para

26



realizar el calculo del precio nudo de la energia de Abril 2016 y plan de expansion anual
2015.

Sistema Interconectado Central

Afio | Vegetativa [GWh] | Porcentaje |Industrial [GWh] | Porcentaje |Total [GWh] | Porcentaje
2016 33,511 - 19,392 - 52,903 -
2017 34,867 4.0% 19,846 2.3% 54,713 3.4%
2018 36,281 4.1% 20,274 2.2% 56,555 3.4%
2019 37,740 4.0% 21,456 5.8% 59,196 4.7%
2020 39,237 4.0% 22,226 3.6% 61,463 3.8%
2021 40,761 3.9% 22,804 2.6% 63,565 3.4%
2022 42,267 3.7% 23,714 4.0% 65,981 3.8%
2023 43,773 3.6% 26,419 11.4% 70,192 6.4%
2024 45,326 3.5% 26,934 1.9% 72,260 2.9%
2025 46,929 3.5% 27,335 1.5% 74,264 2.8%
2026 48,589 3.5% 27,742 1.5% 76,330 2.8%
2027 50,307 3.5% 28,154 1.5% 78,461 2.8%
2028 52,086 3.5% 28,573 1.5% 80,659 2.8%
2029 53,928 3.5% 28,998 1.5% 82,926 2.8%
2030 55,836 3.5% 29,429 1.5% 85,265 2.8%
2031 57,810 3.5% 29,867 1.5% 87,677 2.8%
2032 59,855 3.5% 30,312 1.5% 90,166 2.8%
2033 61,972 3.5% 30,762 1.5% 92,734 2.8%
2034 64,163 3.5% 31,220 1.5% 95,383 2.9%
2035 66,432 3.5% 31,684 1.5% 98,117 2.9%
2036 68,782 3.5% 32,156 1.5% 100,938 2.9%
2037 71,214 3.5% 32,634 1.5% 103,848 2.9%
2038 73,733 3.5% 33,119 1.5% 106,853 2.9%
2039 76,341 3.5% 33,612 1.5% 109,953 2.9%
2040 79,041 3.5% 34,112 1.5% 113,153 2.9%
2041 81,836 3.5% 34,620 1.5% 116,455 2.9%
2042 84,730 3.5% 35,135 1.5% 119,865 2.9%

Tabla 9: Proyecciéon de demanda anual de energia en el SIC (Fuente CNE)

Se observa que inicialmente existe un crecimiento de la demanda afio tras afio de

acuerdo a informacion entregada por las Empresas Distribuidoras y de clientes libres.

En el afio 2023 se aprecia un brusco aumento en la demanda industrial, asumiendo la

entrada en operacion de la minera Cerro Casale (Barrick) en la barra de Cardones 220.

A partir del aflo 2024 se mantiene fijja la tasa de crecimiento de la demanda

vegetativa e industrial con valores 3,5% y 1,5%, respectivamente.
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Sistema Interconectado del Norte Grande

Afo | Vegetativa [GWh] | Porcentaje |Industrial [GWh] | Porcentaje |Total [GWh]| Porcentaje
2016 1,933 - 15,878 - 17,811 -
2017 2,005 3.7% 17,020 7.2% 19,025 6.8%
2018 2,079 3.7% 17,953 5.5% 20,032 5.3%
2019 2,156 3.7% 18,874 5.1% 21,030 5.0%
2020 2,233 3.5% 20,672 9.5% 22,904 8.9%
2021 2,310 3.5% 22,083 6.8% 24,393 6.5%
2022 2,387 3.3% 23,696 7.3% 26,084 6.9%
2023 2,467 3.4% 25,129 6.0% 27,596 5.8%
2024 2,548 3.3% 26,294 4.6% 28,842 4.5%
2025 2,631 3.3% 26,978 2.6% 29,609 2.7%
2026 2,717 3.3% 27,679 2.6% 30,395 2.7%
2027 2,805 3.3% 28,398 2.6% 31,203 2.7%
2028 2,897 3.3% 29,136 2.6% 32,032 2.7%
2029 2,991 3.3% 29,893 2.6% 32,884 2.7%
2030 3,088 3.3% 30,670 2.6% 33,758 2.7%
2031 3,189 3.3% 31,467 2.6% 34,656 2.7%
2032 3,293 3.3% 32,284 2.6% 35,577 2.7%
2033 3,400 3.3% 33,123 2.6% 36,524 2.7%
2034 3,511 3.3% 33,984 2.6% 37,495 2.7%
2035 3,625 3.3% 34,867 2.6% 38,493 2.7%
2036 3,743 3.3% 35,773 2.6% 39,517 2.7%
2037 3,865 3.3% 36,703 2.6% 40,568 2.7%
2038 3,991 3.3% 37,657 2.6% 41,648 2.7%
2039 4,121 3.3% 38,635 2.6% 42,757 2.7%
2040 4,256 3.3% 39,639 2.6% 43,895 2.7%
2041 4,394 3.3% 40,669 2.6% 45,064 2.7%
2042 4,538 3.3% 41,726 2.6% 46,264 2.7%

Tabla 10: Proyeccion de demanda anual de energia en el SING (Fuente CNE)

Se observa que inicialmente existe un crecimiento de la demanda afio tras afio de

acuerdo a informacion entregada por las Empresas Distribuidoras y de clientes libres.

A partir del aflo 2025 se mantiene fija la tasa de crecimiento de la demanda

vegetativa e industrial con valores 3,3% y 2,6%, respectivamente.

4.1.4. Estadistica hidrologica

Para modelar los distintos escenarios hidrolégicos, se consider6 una muestra
estadistica de 53 afios de los afluentes en régimen natural en las diferentes cuencas del
pais, desde abril de 1960 hasta marzo de 2013. Ademas, se incluyen tres escenarios
propuestos por la CNE, que consideran condiciones hidrolégicas secas, medias y
humedas ficticias, y que permiten introducir condiciones mas extremas a la modelacién

del sistema.

28




4.1.5. Plan de obras de generacion y transmision

A las instalaciones ya existentes en el SEN, se agregan las centrales y las obras de
transmision sefialadas en el ITPN Abril 2016. Este plan incluye obras decididas que ya
estan en construccion y obras de generacion recomendadas por la CNE. Sin embargo,
este plan se modificO para cada uno de los escenarios evaluados, segun el costo de
desarrollo de las tecnologias de referencia para cada escenario.

e En el Anexo E: “Plan de Obras de Generacion” de este trabajo, se adjuntan las

unidades generadores incluidos en cada escenario.

e En el Anexo F: “Plan de Obras de Transmisién” de este trabajo, se adjuntan

las obras consideradas en los tres escenarios.

Por otra parte, se incorporaron las siguientes obras de transmision, propuestas en el
Informe de Avance N°3 del Estudio de Transmisién Troncal 2015-2018, y que permiten
aliviar congestiones del sistema de transmision que se presentan dentro del periodo de

estudio considerado.

A pesar de que la informacion que utiliza la CNE incluye la entrada en operacion de
una linea de interconexion SING-SIC en 2021, para este estudio se considera la entrada
de la linea 2 x 500 [kV] entre Nueva Crucero Encuentro (o Rio Loa) y Los Changos para
Octubre del 2020.

En las figuras 25, 26 y 27 del Anexo F, se muestra el diagrama unilineal simplificado
del sistema de transmision troncal, y que corresponde a las barras principales del sistema.
Ademés, se incluyen las obras en transmisibn en construccion mencionadas

anteriormente.

4.1.6. Precio y disponibilidad de combustibles

En la siguiente tabla se presentan los precios de combustibles carbén, diésel y gas
natural. Estos corresponden a los valores definidos por la CNE hasta 2020, y a partir de
2021 se considera la proyeccion utilizada por la EIA, del Departamento de Energia de

Estados Unidos.
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AfO Diésel - WTI GNL Endesa SIC GNL Otros Carbén térmico 6350
[US$/bbl] [US$/Mbtul] [US$/Mbtul] [US$/Ton]
2016 61.64 8.24 10.05 83.62
2017 64.81 8.49 10.41 83.47
2018 65.71 8.56 10.27 83.66
2019 68.52 8.80 10.53 87.45
2020 72.08 9.33 10.86 89.44
2021 74.23 9.80 11.17 92.70
2022 76.04 10.14 11.55 95.91
2023 80.77 10.43 11.73 98.57
2024 82.95 10.76 11.92 101.29
2025 85.16 12.08 12.08 103.74
2026 87.43 12.24 12.24 106.24
2027 89.77 12.41 12.41 108.80
2028 92.16 12.57 12.57 111.43
2029 94.62 12.74 12.74 114.11
2030 97.14 12.91 12.91 116.87
2031 99.74 13.09 13.09 119.69
2032 102.40 13.26 13.26 122.57
2033 105.13 13.44 13.44 125.53
2034 107.94 13.62 13.62 128.56
2035 110.82 13.80 13.80 131.66
2036 113.77 13.99 13.99 134.83
2037 116.81 14.18 14.18 138.09
2038 119.93 14.37 14.37 141.42
2039 123.13 14.56 14.56 144.83
2040 126.41 14.75 14.75 148.32
2041 129.78 14.95 14.95 151.90
2042 133.25 15.15 15.15 155.56

Tabla 11: Proyeccion de combustibles durante el periodo del estudio.

De acuerdo a las limitaciones que presentan las centrales GNL, se aplican
limitaciones de combustible segun lo expuesto por la CNE en el ITPN de abril de 2016, las
cuales llegan hasta el afio 2017. Sin embargo, tomando en base al registro de los Ultimos
5 afios, éstas se expanden hasta el afio 2024. Del afio 2025 en adelante, no se aplican

limitaciones y se asume que todas las centrales de éste tipo se encuentran abastecidas.

Central 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
Ul6 55% | 55% | 55% | 61%| 61%| 61%| 61%| 61%, 61%
CTM3 0% 0% | 44%| 66% | 66% | 66%| 66%| 66%| 66%
SAN ISIDRO 1 65% | 65% | 65%| 65% | 65% | 65%| 65%| 65%| 65%
SAN ISIDRO 2 65% | 65% | 65%| 65% | 65% | 65%| 65%| 65%| 65%
TALTAL 1 28% | 28% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%
TALTAL 2 28% | 28% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%
QUINTERO 1 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28%  28%
QUINTERO 2 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28% | 28%
GASATACAMA 1 0% 0% 0% 0% 0% | 41% | 41%| 41%| 41%
GASATACAMA 2 0% 0% 0% 0% 0% | 42% | 42% | 42%| 42%
NEHUENCO 1 8% 8% 8% 8% 17%| 35%| 35%| 35%| 35%
NEHUENCO 2 7% 7% 7% 7% /| 16% | 33%| 33%| 33%| 33%
CANDELARIA 1 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%
CANDELARIA 2 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%
NUEVA RENCA 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%

Tabla 12: Limitaciones de combustible de las centrales GNL, en porcentaje respecto a su generacion
maxima.
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4.2. Consideraciones sobre el cargo del impuesto de emisiones de CO,

Se utiliz6 como simplificacion para estimar los costos que provocara el gravamen

sobre cada tecnologia que cada generador tiene contratos asociados a la generacion de

su central, razén que implica retiros en las barras de consumo.

En la siguiente tabla se muestra el costo del impuesto de emisiones de CO, para los

cuatro escenarios evaluados en esta memoria

Afio Escenario base Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3
[USD/ton CO2] [USD/ton CO2] [USD/ton CO2] [USD/ton CO2]
2016 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00
2017 $ 0.00 $5.00 $5.00 $5.00
2018 $0.00 $5.00 $5.69 $6.92
2019 $0.00 $5.00 $6.38 $8.85
2020 $ 0.00 $5.00 $7.08 $10.77
2021 $ 0.00 $5.00 $7.77 $12.69
2022 $0.00 $5.00 $8.46 $14.62
2023 $0.00 $5.00 $9.15 $16.54
2024 $ 0.00 $5.00 $9.85 $ 18.46
2025 $0.00 $5.00 $10.54 $ 20.38
2026 $0.00 $5.00 $11.23 $22.31
2027 $ 0.00 $5.00 $11.92 $24.23
2028 $ 0.00 $5.00 $12.62 $ 26.15
2029 $ 0.00 $5.00 $13.31 $ 28.08
2030-2042 $ 0.00 $5.00 $14.00 $ 30.00

Tabla 13: Impuesto aplicado para cada escenario de simulacion.
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4.3. Consideraciones al estimar precios en proximas licitaciones de energia

Para cada escenario de simulacion, se evalué un precio de oferta para las proximas
licitaciones de energia en consideracién de [11], utilizando las empresas licitadoras

(anexo D), barras de retiros y los bloques de suministro, que las bases exponen.

De acuerdo a [14], se considera que el uso por transmisién es pagado en su totalidad
por los retiros, razén por la cual, el precio ofertado no incluye costos asociados a la
transmisién. Ademas, se consideran para los tres escenarios un portafolio de 2.500 [MW],

compuestos por:

500 MW de unidades generadoras carboneras

¢ 500 MW de unidades generadoras GNL

¢ 500 MW de unidades generadoras de pasada

¢ 500 MW de unidades generadoras Fotovoltaicas

¢ 500 MW de unidades generadoras edlicas

Portafolio compuesto por centrales existentes a la hora de ofertar un precio a una
licitacion de energia para clientes regulados, simulando un conjunto de centrales de
alguna empresa generadora existente con el fin de cumplir con uno de los objetivos de
esta memoria. También se evalué un portafolio de 100 [MW] correspondientes a una

central fotovoltaica.

Se evalu6 el precio oferente respecto a las variables econdémicas: VAN y TIR, de
acuerdo a un flujos de caja a 20 afos (duracion licitacion afio 2016), donde los ingresos
considerados son: por inyecciéon de energia, inyeccion de potencia, y contrato de venta de
energia; Y los costos: inversion, retiro de energia, retiro de potencia, costo operacional y

pago de impuesto de emisiones de CO,.
Para simplificar el calculo, se asume que el mddulo de energia ofertado es

directamente proporcional a la potencia, teniendo en mira dos variables: maddulo

energético anual y precio de oferta.
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Ademas, con el fin de acotar los resultados, se estiman precios y modulos para el
bloque de suministro N°1 en el caso del portafolio de 2.500 [MW], es decir, considerando
una oferta en todos los bloques horarios.

idem, para el bloque de suministro N°2-B, en el caso del portafolio de 100 [MW] que
considera la unidad generadora fotovoltaica, es decir, considerando una oferta entre las
08:00 y 17:59 horas.

Para el costo de inversion por tecnologia se utilizan los valores que se adjuntan en la

siguiente tabla, de acuerdo a lo publicado por la CNE en el ITPN de Abril del 2016.

Tecnologia Valor Unitario [US$/kW] Costo Unitario [MUS$/MW]
Carbén $ 3,000 $ 3.00
GNL-CC $ 1,300 $1.30
Pasada $ 3,400 $3.40
Minihidro $ 3,200 $3.20
Edlica $ 2,300 $2.30
Solar FV $ 2,100 $2.10
Geotérmica $ 6,500 $6.50
Biomasa $ 2,700 $2.70
Termosolar $ 5,000 $5.00

Tabla 14: Costo de inversidn por tecnologia.

No se considero el valor de inversion para los embalses, debido a que no se utilizaron

en el plan de obras de generacion. Solo se consideraron aquellos existentes hoy en dia.

Se eligié precio y modulo energético ofertados, para un portafolio de generadores
anteriormente mencionados, de acuerdo un TIR de 5,0% una vez realizado el flujo de caja
correspondiente. Este supuesto se considera porque un proyecto de inversion que tiene
riesgo asociado, como es el caso de estas unidades generadoras, tiene que rentar mas

que el instrumento libre de riesgo.
Para este estudio se considera el instrumento libre de riesgo el bono del banco

central que se encuentra con una tasa de 3,5%. Por ello es que un 5% ofrece una

rentabilidad esperada, sobre el instrumento libre de riesgo.
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4. 4. Resultados de las simulaciones

En este apartado se presentan los resultados obtenidos en los cuatro escenarios de
operacion simulados en el software OSE2000.

Se incluyen resultados de costos marginales, generacion, ingresos por venta energia
al mercado spot, ingresos por venta potencia al mercado spot, emisiones de CO,, ingreso
fiscal producto del valor del impuesto, costo de inversion (Cl) y operacion (CO) de las
centrales por tecnologia. Ademas, se especifican los precios ofertados por un portafolio
del mercado actual en las préximas licitaciones de energias, segin los supuestos
especificados previamente.

4.4.1. Escenario base

Costos Marginales

A continuacién se presenta el costo promedio anual del sistema, para cada afio del
periodo de estudio. Estos resultados se obtienen dividiendo el valor total de los retiros en

el afio (en US$), por la cantidad retirada en el afio en todas las barras (en MWh).

Costo promedio Anual - Escenario base
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Costo promedio [US$/MWh]

Figura 5: Costo promedio anual — Escenario base.

También se muestran los costos marginales promedio anuales, en algunas barras
principales del sistema: Encuentro 220 [kV], Cardones 200 [kV], Polpaico 220 [kV], Alto
Jahuel 220 [kV], Charrta 220 [kV], y Puerto Montt 220 [kV]. Estos valores se obtienen

34



promediando todos los resultados obtenidos en los distintos meses, bloques horarios y

escenarios hidrolégicos en cada etapa anual.

Promedio costo marginal anual en barras principales - Escenario
base
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Cardones 220 == Polpaico 220

Charrua 220 == Pyerto Montt 220

Figura 6: Promedio costo marginal anual en barras principales — Escenario base.

Se observa que el costo promedio anual presenta un descenso producto de las obras
de generacion que entran en operacion entre 2016 y 2019, las que son principalmente
solares, edlicas e hidraulicas de pasada. Ademas la entrada en operacion de las obras de
la interconexion SING-SIC.

Con las obras propuestas, considerando que no existen limitaciones de transmision
luego del afio 2030 y la entrada de centrales carboneras en el largo plazo, el valor se
estabiliza en torno a 90 [US$/MWAh].

Con respecto al costo marginal anual en las barras principales, cabe destacar que las
grandes diferencias que se presentan dentro del SEN en los primeros afos, se deben a
las limitaciones de transmision existentes tanto en el norte como en el sur del SIC, que
desacoplan las distintas areas, ademas de que los sistemas SING y SIC se encuentran
sin interconexion hasta el 1 de Enero del 2018 del SING y SIC.

Estos desajustes se solucionan con la entrada en operacion de los proyectos de
transmision que actualmente estan en construccion, junto con los proyectos propuestos y
la suposiciéon que no existen limitaciones luego del afio 2030. En las barras de interés las

diferencias son minimas y se deben principalmente a pérdidas de transmision.
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Ademas, se puede apreciar que el costo marginal mas alto se da en los meses de
febrero y marzo (Anexo H: costos marginales mensuales), producto de la regulacion de
los embalses y las condiciones de los afluentes hidrolégicos (el afio hidrologico termina en

marzo).

Generacion e Ingresos de los generadores

En esta seccidén se presentan la generacion e ingresos para los distintos tipos de

tecnologias utilizados en el plan de obras del escenario base, donde no se aplica un

impuesto emisiones de CO, emitida.

Escenario Base

Tecnologia Generacion [GWh] Factor de planta ELne%;ECE:AB%;] Pc!?grggis;FMpL?éﬂ
Pasada 411,293 42.4% $ 34,685 $ 7,256
Carbén 1,423,238 51.8% $ 122,207 $ 18,365
Fotovoltaica 162,955 28.4% $12,130 $1,518
GNL 359,024 34.6% $ 35,501 $ 11,617
Embalse 381,243 46.8% $ 29,859 $ 7,417
Termosolar 11,548 46.1% $ 933 $ 183
Serie 172,401 55.8% $ 13,592 $ 2,802
Diésel 20,685 2.1% $ 2,354 $ 12,964
Biomasa 65,344 70.5% $ 5,847 $ 1,023
Geotérmica - - $0 $0
Edlica 108,048 18.0% $8,103 $ 864
Total 3,115,779 38.3% $ 265,210 $ 64,009

Tabla 15: Generacién e ingresos por tecnologias — Escenario base.

Debido a que el plan de obras de generacidon contempla gran cantidad de instalacion
de centrales carboneras en el largo plazo, el 45,7% de la generacion proviene de este tipo
de tecnologia, efecto que se ve representado en los ingresos por venta de energia de la
generacion carbonera (46,1% de los ingresos totales por concepto de venta de energia al

mercado spot).

Los factores de planta reflejan el porcentaje de generacion real respecto a la total,
donde las centrales de embalse, serie y pasada, depende la cantidad de agua afio tras
afo. Las centrales fotovoltaicas y edlicas presentan un valor bajo, debido a la

dependencia del sol y viento, respectivamente.

Las centrales a diésel presentan un factor de planta de 2,1% debido al alto costo de
combustible, las carboneras presentan un factor de 55%, producto que no todas
presentan despachos y las GNL debido al mayor costo que las carboneras, disponibilidad

de combustible y ubicacién en el sistema tienen un factor de sélo 34,6%.
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A su vez, en el ingreso por potencia también predomina la tecnologia carbonera con
28,7% de los ingresos por venta de potencia, siendo seguida por el diésel con 20,3% y el
GNL con 18,1%, embalse 11,6% y pasada 11,3%. Por debajo quedan las tecnologias
ERNC. Estos porcentajes tienen gran representacion del plan de obras utilizado para este
escenario (Anexo E) y también proporcionalidad del factor de suministro de potencia

(Tabla 7).

Cantidad de emisiones de CO,, costo asociado, costo de inversidn y operacion

En la siguiente tabla, se adjuntan por tecnologia: las emisiones de CO,, los costos

asociados al impuesto de emisiones (CE), de inversién (Cl) y operacion (CO) del

escenario base.

Escenario Base

p . Costo de Costo de Operacion | Costo Emisiones
Tecnologia Emisiones CO; [Ton] Inversién [MUS$] [MUSp$] [MUS$]
Pasada - $5,484 $0 $0
Carbén 1,514,129,515 $ 21,390 $ 71,342 $0
Fotovoltaica - $ 210 $0 $0
GNL 186,626,786 $1,294 $ 27,346 $0
Embalse - $0 $0 $0
Termosolar - $0 $0 $0
Serie - $ 192 $0 $0
Diésel 4,576,952 $0 $1,123 $0
Biomasa - $0 $2,123 $0
Geotérmica - $0 $0 $0
Edlica - $ 3,105 $0 $0
Total 1,705,333,253 $ 31,675 $ 101,934 $0

Tabla 16: Cl, CO, CE y cantidad de emisiones de CO; por techologia- Escenario base.

Se observa que la tecnologia con mayores de emisiones de CO, es el carbon

(88,8%), luego le sigue el GNL (10,9%) y el diésel (0,3%), en menor proporcion.

Las centrales térmicas deben pagar el combustible que utilizan al generar

electricidad, denominado costo de operacion. Se observa que un 70,0% del costo de
operacion del sistema es producto de las centrales carboneras, seguidas por las GNL con

un 26,8%. El 3,3% restante es debido a las diésel y biomasa.

Respecto al costo de inversion de largo plazo, el 67,5% pertenece a centrales
carboneras, el 17,3% a centrales de pasadas (3 modulos en el SIC Sur), 4,1% de
unidades generadoras a gas natural, 9,8% de edlicas y 0,7% a fotovoltaicas.
Ratificandose la planificacion a largo plazo en unidades carboneras, por sobre otros tipos

de tecnologias.
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El costo del sistema de este escenario es de 133.609 [MUS$] en los 26 afios de

estudio.

Precio estimado para préximas licitaciones

Para estimar el precio de oferta de las proximas licitaciones de energia, una vez se
empiece aplicar el cobro del impuesto de emisiones de CO,, se utilizé un portafolio de
2500 MW, los cuales estdn compuestos por 500 MW de Carbén, 500MW de GNL, 500
MW de pasada, 500 MW edlicos y 500 MW fotovoltaicos, con el fin de ver el efecto sobre
varios generadores que contiene la red eléctrica chilena en la actualidad y asi poder
proyectar el precio como un conjunto. También se analiz6 una oferta para una unidad

generadora fotovoltaica de 100 [MW] en el bloque de suministro N°2-B.

En la siguiente tabla, luego de realizar el flujo de caja correspondiente a la evaluacién
econdmica del primer portafolio, se adjuntan el valor anual esperado para modulos
energéticos en [GWh/afio] y el precio de oferta en [USD/MWh] respectivo, variables que
son a priori las mas importantes de definir a la hora de ir a ofertar un precio a una

licitacion de energia (explicacién de la tabla en el anexo K).

Energia [GWh/afio]

VN1 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
10 -$338 -$885 -$1,802 -$3934 -$7,519 -$17,008 -$58,612 -$ 100,812
20 -$338 -$764 -$1,481 -$2,991] -$5,027 -$8,497|  -$34,219 -$ 68,229
30 -$338 -$644 -$1,184 -$2,254| -$3,449 -$ 4,939 -$ 11,693 -$ 35,733
= 40 -$ 338 -$523 -$909] -$1,640 -$2,393 -$ 3,156 -$ 4,844 -$ 7,703
% 50 -$ 338 -$403 -$638 -$1,097 -$1,555 -$2,014 -$ 2,932 -$ 3,849
A |60 -$ 338 -$282 -$ 367 -$ 555 -$ 744 -$ 933 -$ 1,312 -$ 1,693
‘g 70 -$ 338 -$162 -$ 96 -$ 16 $ 46 $ 101 $ 210 $ 316
S 180 -$338 -$41 $122 $ 367 $ 610 $ 853 $1,335 $1,813
'g 90 -$ 338 $ 50 $ 310 $ 744 $1,174 $ 1,603 $ 2,457 $ 3,307
a (100 -$338 $125 $499] $1,120, $1,738 $ 2,353 $3,577 $4,797
110 -$338 $201 $688  $1,496 $ 2,300 $3,101 $ 4,697 $ 6,286
120 -$338 $276 $ 877 $1,872 $2,862 $ 3,848 $5,814 $7,775
130 -$338 $352 $1,065  $2,247 $3,424 $ 4,595 $6,931 $9,261

Tabla 17: VAN en MUSD para modulos ofertados en una siguiente licitacion de energia — Escenario
base.

Se observa que el valor minimo a ofertar se encuentra entre 60 y 80 [US$/MWh] con
mo&dulos anuales entre 1.250 y 10.000 [GWh].

Realizando un andlisis mas detallado (Anexo K), se observa que valor minimo a
ofertar es de 68.5 [US$/MWh] con 7.500 [GWh/afio], para el cual se utilizé6 el VAN como
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referencia. Sin embargo, a la hora de tomar en cuenta un TIR de 5,0%, el precio ofertado
es de 75,0 [US$/MWh] con 5.000 [GWh/afio], valor que corresponde al 8,0% de la
demanda residencial proyectada en los afios de estudio.

A su vez, utilizando el mismo criterio, la unidad generadora fotovoltaica ofertaria un
precio de 64,2 [USD/MWh] con 250 [GWh/afio] en el bloque solar.

4.4.2. Escenario 1

Costos Marginales

A continuacién se presenta el costo promedio anual del sistema del escenario 1,
donde se agreg0 el costo de impuesto de emisiones de 5 [US$/Ton CO,], provocando

nula diferencia en los costos promedios al compararlo con el escenario base.

Costo promedio Anual - Escenario 1
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Figura 7: Costo promedio anual — Escenario 1.

También se muestran los costos marginales promedio anuales, en algunas barras

principales del sistema.
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Figura 8: Promedio costo marginal anual en barras principales — Escenario 1.

Generacion e Ingresos de los generadores

En esta seccion se presentan la generacion e ingresos para los distintos tipos de

tecnologias utilizados en el plan de obras del escenario 1, donde se aplica un impuesto de

5 délares por tonelada de CO, emitida, desde el afio 2017.

Escenario 1
p L. Ingresos por venta LIS 517
Tecnologia Generacion [GWh] Factor de planta de energia [MUSS$] venta de

potencia [MUS$]

Pasada 411,293 42.4% $ 34,685 $ 7,256
Carbén 1,423,238 51.8% $ 122,207 $ 18,365
Fotovoltaica 162,955 28.4% $ 12,130 $1,518
GNL 359,024 34.6% $ 35,501 $11,617
Embalse 381,243 46.8% $ 29,859 $7,417
Termosolar 11,548 46.1% $ 933 $ 183
Serie 172,401 55.8% $ 13,592 $ 2,802
Diésel 20,685 2.1% $ 2,354 $12,964
Biomasa 65,344 70.5% $ 5,847 $1,023
Geotérmica - - $0 $0
Edlica 108,048 18.0% $ 8,103 $ 864
Total 3,115,779 38.3% $ 265,210 $ 64,009

Tabla 18: Generacién e ingresos por tecnologias — Escenario 1.
Ya que, el plan de obras de generacion y por ende la operacion del sistema es

exactamente la misma que el escenario base: generacion, ingresos por venta de energia

y potencia al mercado spot se comportan idénticamente al caso anterior.
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Cantidad de emisiones de CO,, costo asociado, costo de inversién y operacion

En la siguiente tabla, se adjuntan por tecnologia: las emisiones de CO,, los costos
asociados al impuesto de emisiones (CE), de inversion (Cl) y operacion (CO) del

escenario 1.

El impuesto de emisiones es aplicado a las centrales que se encuentran emitiendo
contaminantes al medio ambiente, a excepcién de las centrales que se encuentran
marginando, cuya costo se transfiere a los retiros en el momento que se encuentran en

operacion marginal.

Escenario 1
p . Costo de Costo de Operacion | Costo Emisiones
Tecnologia Emisiones CO; [Ton] Inversién [MUS$] [MUSp$] [MUS$]
Pasada - $5,484 $0 $16
Carbén 1,514,129,515 $ 21,390 $ 71,342 $7,419
Fotovoltaica - $ 210 $0 $7
GNL 186,626,786 $1,294 $ 27,346 $ 849
Embalse - $0 $0 $ 15
Termosolar - $0 $0 $1
Serie - $ 192 $0 $7
Diésel 4,576,952 $0 $1,123 $18
Biomasa - $0 $2,123 $3
Geotérmica - $0 $0 $0
Edlica - $ 3,105 $0 $4
Total 1,705,333,253 $ 31,675 $101,934 $ 8,337

Tabla 19: CI, CO, CE y cantidad de emisiones de CO; por tecnologia- Escenario 1.

Ya que, el plan de obras de generacion y por ende la operacion del sistema es

exactamente la misma que el escenario base: emisiones de CO,, costo de inversion y de

operacion se comportan idénticamente al caso anterior.

Se observa que la tecnologia con mayores de emisiones de CO, es el carbon

(88,8%), cuyo impacto econdmico se ve reflejado en la recaudacion del impuesto, al igual

qgue el GNL (10,9%) y el diésel (0,3%) en menor proporcion.

El impuesto al CO,, no se aplica sobre las unidades generadoras a biomasa ya que

estas emiten el GEI estén o no generando energia.

Estas, junto con las centrales hidraulicas, fotovoltaicas, y edlica, que no emiten CO,,

tienen un cobro por el impuesto de CO, en proporcion a la generacion, suponiendo que

cada central tiene contratos por la energia producida, de acuerdo al traspaso del impuesto

de las centrales que marginan.
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Al adicionar el costo de la recaudacion del fisco desprendido del impuesto de
emisiones de CO,, implica un aumento de 6,2% del costo total del sistema, siendo un
99,4% de la recaudacion fiscal pagada por las centrales térmicas y un 0,6% por el resto
de las unidades generadoras.

Precio estimado para préximas licitaciones
A continuacion se adjunta el valor anual esperado para médulos energéticos en

[GWh/afio] y el precio en [USD/MWh] respectivo, de los flujos de caja realizados para el
portafolio de 2.500 [MW] en el escenario 1.

Energia [GWh / afio]

VAINIDITEN 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
10 -$351 -$964] -$1,981 -$4,238) -$8,217| -$21,801 -$61,024 -$ 102,458
20 -$351 -$840 -$1,610 -$3,197 -$5,490 -$9,580] -$38,729 -$ 71,088
30 -$351 -$716] -$1,299] -$2,361] -$3,656 -$5,434| -$17,110 -$ 41,156
g 40 -$351] -$592 -$989 -$1,651 -$2,370 -$ 3,164 -$ 5,322 -$ 12,546
S |50 -$ 351 -$486 -$689 -$1,031 -$1,383 -$1,735 -$ 2,439 -$ 3,159
A 160 -$ 351 -$382 -$ 430 -$ 509 -$ 603 -$ 718 -$ 970 -$ 1,260
(3 70 -$351 -$279 -$ 171 -$ 48 $42 $ 90 $134 $ 167
>y 80 -$351 -$175 $ 66 $ 380 $615 $812 $1,202 $ 1,589
5 90 -$351 -$71 $ 286 $ 765 $1,151 $1,524 $ 2,268 $ 3,008
& 100 -$ 351 $32 $ 507 $1,133 $ 1,685 $2,236 $ 3,332 $ 4,423
110 -$351 $135 $717)  $1,490  $2,219 $2,947 $ 4,396 $5,838
120 -$351  $223 $910 $1,847 $2,753 $ 3,656 $ 5,456 $7,251
130 -$351 $311 $1,102 $ 2,203 $ 3,286 $ 4,366 $ 6,517 $ 8,661

Tabla 20: VAN en MUSD para mdédulos ofertados en una siguiente licitacion de energia — Escenario 1.

Se observa que el valor minimo a ofertar se encuentra entre 60 y 80 [US$/MWh] con
maodulos anuales entre 3.750 y 10.000 [GWh].

Realizando un analisis mas detallado (Anexo K), se observa que el valor minimo a
ofertar es de 69,0 [US$/MWh] con 5.000 [GWh/afio], para el cual se utiliz6 el VAN como
referencia. Sin embargo, a la hora de tomar en cuenta un TIR de 5,0%, el precio ofertado
es de 76,0 [US$/MWh] con 5.000 [GWh/afio], valor que corresponde al 8,0% de la

demanda residencial proyectada en los afios de estudio.

A su vez, utilizando el mismo criterio, la unidad generadora fotovoltaica ofertaria un
precio de 64,5 [USD/MWh] con 250 [GWh/afio] en el bloque solar.
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El portafolio de 2.500 [MW] ofertaria un precio 1,3% mas elevado que el escenario
base, aumento provocado por el impuesto de emisiones de CO,. A su vez, el portafolio de
la unidad fotovoltaica tendria un precio de oferta 0,5% mas caro.

4.4.3. Escenario 2

Costos Marginales

A continuacion se presenta el costo promedio anual del sistema y los costos
marginales anuales en algunas barras del escenario 2, donde se aumentd el costo de
impuesto de emisiones a 14 [US$/Ton CO,] al afio 2030, lo que provoca que la tecnologia

GNL reemplace al carb6én como referencia en el largo plazo.

Costo promedio Anual - Escenario 2
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Figura 9: Costo promedio anual — Escenario 2.
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Promedio Costo Marginal Anual en Barras Principales - Escenario 2
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Figura 10: Promedio costo marginal anual en barras principales — Escenario 2.

Se observa que el costo marginal promedio anual presenta un descenso producto de
las obras de generacion que entran en operacion entre 2016 y 2019, de forma similar a lo

ocurre en el escenario 1.

Sin embargo, los valores en cada uno de los afios del periodo son mayores al
compararlos con el caso mencionado, de modo que en el largo plazo se estabiliza en

torno a 100 [US$/MWh], debido que se utiliz6 GNL como la tecnologia de referencia.

Con respecto al costo marginal promedio anual en las barras principales, se
presentan desacoples en los primeros afios entre las distintas barras del sistema, los que
se solucionan con la entrada en operacion de los proyectos de transmision en las distintas
zonas geograficas del SIC, ademas de la entrada de la interconexién SING-SIC. No

obstante, los valores crecen todos los afios, en comparacion con el escenario 1.
Generacion e Ingresos de los generadores

En esta seccidén se presentan la generacion e ingresos para los distintos tipos de
tecnologias utilizados en el plan de obras del escenario 2, donde se aplica un impuesto

creciente de 5 a 14 dolares por tonelada de CO, emitida, desde el afio 2017 al 2030,

manteniendo fijo el valor del afio 2030 en el futuro.
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Escenario 2

. L Ingresos por venta L] IESI0E (910
Tecnologia Generacion [GWh] Factor de planta ; venta de

de energia [MUSS$] Potencia [MUS$]
Pasada 364,663 54.5% $ 30,768 $6,714
Carbén 984,674 87.6% $ 84,440 $ 12,684
Fotovoltaica 162,955 28.4% $ 12,957 $ 1,556
GNL 828,605 26.8% $ 81,427 $ 20,253
Embalse 386,031 47.4% $ 31,079 $ 7,643
Termosolar 11,548 46.1% $ 975 $ 183
Serie 172,350 55.8% $ 13,816 $ 2,900
Diésel 19,899 1.9% $2,219 $ 13,980
Biomasa 65,839 71.0% $5,914 $ 1,059
Geotérmica - - $0 $0
Edlica 108,048 18.0% $8,519 $910
Total 3,104,612 37.2% $272,114 $ 67,882

Tabla 21: Generacién e ingresos por tecnologias — Escenario 2.

Debido a que el plan de obras de generacién contempla gran cantidad de instalacion
de centrales GNL en el largo plazo, la generacion de este tipo de tecnologia aumenta del
11,5% (escenario base) a un 26,7%. A su vez, el carbon disminuye de un 45,7% a un

31,7%. Los demas tipos de tecnologias no presentan grandes cambios.

Respecto a los factores de planta presentados, la centrales carboneras aumentan su
valor a un 87,6% vy las plantas a gas natural licuado disminuyen a un 28,4%, diferencias

en comparacion al escenario base.

La generacion se ve reflejada en los ingresos por venta de energia, donde el carbén
posee el 31,0%, GNL 29,9%, Embalse 11,4 y pasada 11,3%. Las ERNC tienen cambios
menores respecto al escenario base, debido a que en el plan de obras sélo se desplazan

las centrales carboneras por GNL al aumentar el impuesto de emisiones de CO,.

El ingreso por potencia también sufre cambios importantes respecto a las dos
tecnologias de interés: GNL y carbon, donde el primero aumenta un 11,7% y el carbon
disminuye un 10,0%. El 2,0% restante es provocado al disminuir las centrales de pasada,
ya que el escenario base contempla 3 obras de 1.320 MW més que el escenario 2, lo que
simula la entrada de obras como HidroAysén, Cuervo, Neltume, entre otras posible. Estas
no fueron necesarias agregar en el plan de obras del escenario 2 para obtener los costos

marginales esperados.

45




Cantidad de emisiones de CO,, costo asociado, costo de inversién y operacion

En la siguiente tabla, se adjuntan por tecnologia: las emisiones de CO,, los costos

asociados al impuesto de emisiones, de inversion y operacion del escenario 2.

Escenario 2
. . Costo de Costo de Operacion | Costo Emisiones
Tecnologia Emisiones CO; [Ton] Inversién [MUS$] [MUS$] [MUS$]
Pasada - $ 996 $0 $76
Carboén 1,036,828,005 $0 $ 47,274 $12,109
Fotovoltaica - $ 210 $0 $30
GNL 434,906,498 $12,994 $ 70,264 $5,331
Embalse - $0 $0 $75
Termosolar - $0 $0 $2
Serie - $192 $0 $34
Diésel 4,262,682 $0 $ 989 $ 28
Biomasa - $0 $ 2,149 $14
Geotérmica - $0 $0 $0
Edlica - $ 3,105 $0 $ 25
Total 1,475,997,185 $ 17,497 $ 120,676 $17,723

Tabla 22: CI, CO, CE y cantidad de emisiones de CO; por tecnologia- Escenario 2.

Con el aumento del impuesto a 14 US$/ton al afio 2030 y la entrada de generacion a

gas natural en vez de carbdén, se produce una disminucién de 229 millones de toneladas

emitidas de CO,, efecto positivo desde el punto de vista ambiental.

Por recaudacion fiscal se duplica el valor en el periodo de evaluacién, los costos de

operacion se encarecen en un 18,4% y el costo de inversion disminuye un 81,0%, en

comparacion al escenario base.

El plan de obras contempla un 37,0% de potencia instalada en GNL y un 13,5% en

unidades carboneras, porcentajes que no se reflejan en las emisiones de CO;: el 70,2%
fueron expulsadas por la produccién a carbén, el 29,5% por GNL y sélo el 0,3% por las
diésel. Las centrales hidraulicas, fotovoltaicas y edlicas no provocan emisiones, y las

biomasas no se consideran.

El costo de operacion aumenta un 18,4% respecto al escenario base, provocado
porque el combustible gas natural es menos econémico que el carbon. Este gasto es

asumido por centrales GNL es de un 58,2% y de 39,2% de las carboneras.
A su vez, el costo de inversion disminuye un 81,0% respecto al escenario carbonero,
producto que una central de gas natural licuado es mas barato de construir en

comparacion a una carbonera. Los 17.497 millones de doélares de inversion se distribuyen
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74,3% en centrales GNL, 17,7% en edlicas 5,7% en pasada, 1,2% en fotovoltaicas y 1,1%
en serie, ratificAndose la planificacion en base a la tecnologia de gas natural para éste

escenario.

La recaudacion del fisco producto del impuesto de emisiones de diéxido de carbono,
aumenta un 11,4% el costo no operacional para el sistema, siendo un 98,6% pagado por
las centrales térmicas carboneras, GNL y diésel, y un 1,4% por el resto de las
generadoras.

El costo del sistema aumenta un 9,8% respecto al escenario base, pero se
disminuyen en un 13,4% las emisiones totales de CO..

Precio estimado para préximas licitaciones
A continuacion se adjunta el valor anual esperado para médulos energéticos en

[GWh/afio] y el precio en [USD/MWNh] respectivo, de los flujos de caja realizados para el

portafolio de 2.500 [MW] en el escenario 2.

Energia [GWh / afio]

VA [ 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
10 -$701] -$1,353 -$2,490, -$5,302 -$10,950 -$29,358 -$69,703 -$111,645
20 -$701 -$1,229 -$2,101 -$3,974 -$7,011] -$14,923 -$ 46,801 -$ 80,275
30 -$701 -$1,105 -$1,729] -$2,950 -$ 4,567 -$7,023  -$ 24,965 -$ 49,585
g 40 -$ 701 -$980, -$1,399] -$2,145 -$ 2,968 -$ 3,945 -$ 7,126 -$ 20,706
s 50 -$ 701 -$856/ -$1,088 -$1,475 -$ 1,862 -$ 2,249 -$ 3,064 -$ 3,942
E 60 -$ 701 -$ 732 -$ 778 -$ 892 -$ 1,007 -$ 1,130 -$ 1,429 -$ 1,786
g 70 -$ 701 -$ 608 -$ 519 -$ 390 -$ 320 -$ 296 -$ 311 -$ 347
>y 80 -$ 701 -$ 502 -$ 259 $50 $ 269 $ 437 $ 758 $1,076
'8 90 -$ 701 -$ 398 -$ 20 $ 449 $811 $ 1,150 $1,825 $ 2,495
& 1100 -$ 701 -$ 294 $ 200 $ 828 $ 1,346 $1,862 $ 2,889 $3,911
110 -$ 701 -$ 191 $420, $1,185 $ 1,880 $2,574 $ 3,953 $5,325
120 -$ 701 -$ 87 $629 $1,542 $2,414 $ 3,283 $5,014 $6,738
130 -$ 701 $17 $822] $1,899 $2,948 $ 3,993 $ 6,075 $ 8,149

Tabla 23: VAN en MUSD para moédulos ofertados en una siguiente licitacion de energia — Escenario 2.

Se observa que el valor minimo a ofertar se encuentra entre 70 y 90 [US$/MWh] con
un modulo anual entre 2.500 y 10.000 [GWh].

Realizando un analisis mas detallado (Anexo K), se observa que valor minimo a

ofertar es de 74,0 [US$/MWh] con 5.000 [GWh/afio], utilizando el VAN como variable de

referencia. Sin embargo, a la hora de tomar en cuenta un TIR de 5%,0, el valor esperado
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es de 81,0 [US$/MWh] con 5.000 [GWh/afio], valor que corresponde al 8,0% de la
demanda residencial proyectada en los afios de estudio.

A su vez, utilizando el mismo criterio, la unidad generadora fotovoltaica ofertaria un
precio de 65,2 [USD/MWh] con 250 [GWh/afio] en el bloque solar. Valor 1,1% mas caro
gue el posible ofertado en el escenario 1.

El portafolio de 2.500 [MW] ofertaria un precio 8,0% mas elevado que el escenario
base, aumento provocado por el impuesto de emisiones de CO,. A su vez, el portafolio de
la unidad fotovoltaica tendria un precio de oferta 1,6% mas caro.

4.4.4, Escenario 3

Costos Marginales

A continuacion se presenta el costo promedio anual del sistema y los costos
marginales anuales de algunas barras principales del sistema, para cada afio del periodo
de estudio, en el caso en que se aumenta el costo del impuesto de emisiones de CO, a 30
[US$/Ton COy], razén por la cual se utilizan tecnologias ERNC para ajustar el costo
marginal en el largo plazo.

Costo promedio Anual - Escenario 3
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Figura 11: Costo promedio anual — Escenario 3.
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Promedio Costo Marginal Anual en Barras Principales - Escenario 3
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Figura 12: Promedio costo marginal anual en barras principales — Escenario 3.

Se observa que el costo marginal promedio anual presenta un descenso producto de
las obras de generacion que entran en operacion entre 2016 y 2019, de forma similar a lo
que ocurrio en el escenario 1 y 2. Sin embargo, los valores en cada uno de los afos del

periodo son levemente menores al compararlos con ellos.

El costo marginal tiende a estabilizarse en 80 [US$/MWh] en el largo plazo, valor
obtenido a tener un plan de obras rico en ERNC, las que desplazan a las centrales

térmicas al considerar un aumento importante del impuesto de emisiones de CO..

Con respecto al costo marginal promedio anual en las barras principales, se
presentan desacoples en los primeros afios entre las distintas barras del sistema, los que
se solucionan con la entrada en operacion de los proyectos de transmision en las distintas
zonas geograficas del SIC, ademas de la entrada de la interconexién SING-SIC. No
obstante, los valores decrecen en todos los afios en comparacion con el escenario 1y

escenario 2.
Generacion e Ingresos de los generadores

En esta seccién se presentan la generacion e ingresos para los distintos tipos de
tecnologias utilizados en el plan de obras del escenario 3, donde se aplica un impuesto

creciente de 5 a 30 dolares por tonelada de CO, emitida, desde el afio 2017 al 2030,
manteniendo fijo el valor del afio 2030 en el futuro.
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Escenario 3

. L Ingresos por venta L] IESI0E (910
Tecnologia Generacion [GWh] Factor de planta ; venta de

de energia [MUSS$] potencia [MUSS]
Pasada 560,261 40.7% $ 40,642 $ 8,983
Carbén 913,541 81.3% $ 69,128 $ 11,248
Fotovoltaica 226,976 14.7% $ 23,793 $ 1,964
GNL 261,678 15.2% $ 23,996 $ 11,589
Embalse 369,598 45.4% $ 25,500 $ 6,808
Termosolar 367,724 15.2% $ 70,235 $ 6,551
Serie 172,107 55.7% $ 11,988 $2,572
Diésel 19,226 1.8% $1,935 $ 12,513
Biomasa 62,973 67.9% $ 5,087 $ 939
Geotérmica 19,184 17.9% $1,392 $ 227
Edlica 145,627 17.1% $ 9,850 $ 1,065
Total 3,118,895 27.4% $ 283,546 $ 64,459

Tabla 24: Generacién e ingresos por tecnologias — Escenario 3.

El plan de obras de generacién de este escenario contempla gran cantidad de
instalacion de centrales ERNC, desplazando a las GNL y carboneras en el largo plazo. La
generaciéon carbonera desciende al 29,3%, 2,4% menos que el escenario 2 y un 16,4%
menos que el escenario 1 (igual que el escenario base). La generacién GNL, a su vez,
disminuye su generacion al 8,4%, 3,1% menos que el escenario 1 y un 18,3% menos que

el escenario 2.

Producto del desplazamiento de este tipo de tecnologias, provocado por el alto costo
del impuesto de emisiones, existe un fuerte aumento en la generacion ERNC, donde la
tecnologia termosolar llega a un 11,8%, la fotovoltaica aumenta a un 7,3% y edlica a un
4,7%, incremento notorio respecto a los escenarios anteriores. Ademas, se agregoé la

tecnologia Geotérmica, la cual genera un 0,6% respecto del total.

Respecto a los factores de planta, las centrales carboneras presentan un factor de
81,3%, teniendo un despacho alto en este tipo de tecnologia, a su vez las GNL

disminuyen notoriamente a un 15,2% provocado por la entrada de las centrales ERNC.

Las unidades generadoras termosolar tienen un 24,8% de los ingresos por venta de
energia, porcentaje duplicado de la generacion de las mismas. Este efecto es producto a
la facultad de almacenamiento de energia durante los bloques solares que posee la
tecnologia termosolar, para luego ser despachada en los bloques no solares, donde los

marginales son de valores mas elevados, como por ejemplo en los bloques de punta.

Los demés ingresos por venta de energia son proporcionales a la generacion de cada

tecnologia, con un 24% del carbén, 14% de pasada, 9% los embalses y 8% de las
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fotovoltaicas, que poseen gran cambio respecto a los escenarios anteriores, debido al
incentivo de utilizar en este tipo de tecnologias en vez de las centrales térmicas, al tener

un alto costo del impuesto de emisiones.

La tecnologia termosolar tiene un 10,2% de los ingresos por venta de potencia, dada
su facultad de entregar potencia en horarios de demanda punta. Las unidades térmicas
siguen siendo las que se llevan el mayor reparto de los ingresos por éste concepto, segun
el método explicado en la metodologia de esta memoria. Los ingresos por concepto de
potencia se reparten de la siguiente forma: diésel 19,4%, GNL 18,0%, carbon 17,4%,
pasada 13,9% y embalse 10,6%. El 10% restante se lo reparten entre las edlicas,

geotérmicas, biomasas, series y fotovoltaicas.

Cantidad de emisiones de CO,, costo asociado, costo de inversion y operacion

En la siguiente tabla, se adjuntan por tecnologia: las emisiones de CO,, los costos

asociados al impuesto de emisiones, de inversiéon y operacion del escenario 3.

Escenario 3
. .. Costo de Costo de Operacion Costo Emisiones
Tecnologia Emisiones CO; [Ton] Inversion [MUS$] [MUSR$] [MUS$]
Pasada - $ 11,563 $0 $119
Carbén 953,044,216 $0 $ 42,921 $ 21,518
Fotovoltaica - $ 9,330 $0 $ 48
GNL 138,220,151 $5,194 $ 18,715 $3,113
Embalse - $0 $0 $ 64
Termosolar - $ 52,500 $0 $ 86
Serie - $ 192 $0 $31
Diésel 3,597,734 $0 $ 872 $ 26
Biomasa - $0 $ 2,016 $12
Geotérmica - $ 3,055 $0 $5
Edlica - $ 5,644 $0 $ 30
Total 1,094,862,101 $ 87,478 $ 64,524 $ 25,052

Tabla 25: ClI, CO, CE y cantidad de emisiones de CO, por tecnologia- Escenario 3.

Con el aumento del impuesto a 30 US$/ton al afio 2030 y el reemplazo de las

centrales a carbén y GNL por unidades generadoras edlicas, fotovoltaicas, geotérmicas y
termosolares, se produce una disminucién de 610 y 381 millones de toneladas emitidas
de CO,, en comparacion a los escenarios 1 (0 base) y 2, respectivamente, efecto muy

positivo desde el punto de vista ambiental.

El 87,0% de las emisiones son producto de la generacion a carbdn, el 12,6% del gas

natural licuado y el 0,3% producto de las diésel. Las centrales hidraulicas, fotovoltaicas,
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termosolares, geotérmicas y edlicas no producen emisiones, y las biomasas no se

consideran para este calculo.

A su vez, la recaudacion fiscal aumenta 3 y 1,4 veces en comparacion a los
escenarios 1 y 2 respectivamente, producto que el aumento del impuesto desplaza a las
centrales térmicas por tecnologias ERNC, pero aumenta la recaudacion por su alto costo

en comparacion a los casos anteriores.

El costo no operacion de acuerdo al del impuesto de emisiones de CO,, es financiado
en 98,4% por las centrales térmicas y en un 1,6% por el resto de las generadoras.

El costo de operacién disminuye en un 37% y 47% respecto a los escenarios 1y 2, de
acuerdo al cambio en el plan de obras de generacién provocado por el aumento del valor

del impuesto de emisiones.

Por otra parte, el costo de inversion aumenta considerablemente respecto a los
escenarios anteriores, siendo 2,7 y 5 veces mayor que los escenarios 1 y 2,

respectivamente.
Considerando estos costos a nivel sistematico, se tiene que la proyeccién de

operacién del sistema, incluyendo el valor del impuesto, el costo de operacién e inversién

€s mayor en comparacion con los escenarios 1y 2.
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Precio estimado para proximas licitaciones

A continuacion se adjunta el valor anual esperado para médulos energéticos en
[GWh/aiio] y el precio en [USD/MWHh] respectivo, de los flujos de caja realizados para el
portafolio de 2.500 [MW] en el escenario 3.

Energia [GWh / afio]

YRl [FEE] 0 1250 3750 5000 6250 7500 8750 10000
10 -$ 3,456 -$6,545 -$35,254| -$52,301 -$69,953 -$87,665 -$105,377 -$123,088
20 -$ 3,456 -$5,543 -$24,279] -$37,375 -$50,594 -$64,138 -$77,928 -$91,719
30 -$3,456| -$4,755 -$13,432] -$22,802] -$32,203 -$41,640 -$51,117| -$60,640
g 40 -$ 3,456 -$4,129] -$6,529] -$8,868 -$14,191 -$19,939 -$25688 -$31,436
s |50 -$3,456] -$3,639] -$4,076] -$4,344 -$4,643 -$4,991 -$ 5,446 -$ 6,039
5 160 -$3,456| -$3,248 -$2,875 -$2,706] -$2,556/ -$2,429 -$ 2,333 -$ 2,256
% 70 -$3,456| -$2,903] -$2,032] -$1,718 -$1459 -$1,229 -$ 1,011 -$ 793
>y 80 -$ 3,456 -$2,592| -$1,379 -$ 951 -$ 554 -$ 158 $ 236 $ 631
'g 90 -$ 3,456 -$ 2,288 -$ 812 -$ 236 $ 338 $ 910 $1,481 $ 2,050
& 100 -$ 3,456 -$ 2,028 -$ 275 $ 477 $1,228 $1,975 $2,722 $ 3,467
110 -$ 3,456, -$ 1,768 $ 261 $1,189 $2,116 $ 3,040 $ 3,961 $ 4,882
120 -$ 3,456 -$ 1,543 $ 795 $1,901 $ 3,002 $4,102 $5,199 $ 6,296
130 -$ 3,456 -$ 1,322 $1,329 $ 2,610 $ 3,889 $5,163 $ 6,437 $7,707

Tabla 26: VAN en MUSD para mdédulos ofertados en una siguiente licitacion de energia — Escenario 3.

Se observa que el valor minimo a ofertar se encuentra entre 70 y 90 [US$/MWh] con
un modulo anual entre 6.250 y 10.000 [GWh].

Realizando un andlisis mas detallado (Anexo K), se observa que valor minimo a
ofertar es de 86,0 [US$/MWh] con 2.000 [GWh/afio], utilizando el VAN como variable de
referencia. Sin embargo, a la hora de tomar en cuenta un TIR de 5,0%, el valor esperado
es de 89,0 [US$/MWh] con 1.750 [GWh/afio].

A su vez, utilizando el mismo criterio, la unidad generadora fotovoltaica ofertaria un
precio de 67,4 [USD/MWh] con 250 [GWh/afio] en el bloque solar. Valor 4,5% mas caro

gue el posible ofertado en el escenario 1.
El portafolio de 2.500 [MW)] ofertaria un precio 14,7% mas elevado que el escenario

base, aumento provocado por el impuesto de emisiones de CO,. A su vez, el portafolio de

la unidad fotovoltaica tendria un precio de oferta 5,0% mas caro.
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4.5. Analisis de costos

Puesto que uno de los objetivos de esta memoria de titulo fue calcular el costo de

operacion de diferentes tipos de tecnologia de generacion con la inclusién del impuesto,

se calculd el costo total de operacién por tecnologia, es decir, la suma del costo de

operacién e inversion mas el del gravamen de emisiones de CO..

Costo total de operacién por tecnologia [MUS$]

Escenario base Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3
Pasada $ 14,484 $ 14,499 $ 10,071 $ 20,681
Carbén $ 107,532 $ 114,951 $ 74,182 $ 79,239
Fotovoltaica $5,295 $ 5,302 $5,325 $ 14,253
GNL $ 33,269 $ 34,118 $ 93,218 $ 31,652
Embalse $ 14,303 $ 14,318 $ 14,378 $ 14,367
Termosolar $ 550 $ 551 $ 552 $ 53,136
Serie $ 4,339 $ 4,346 $ 4,373 $ 4,370
Diésel $ 4,539 $ 4,558 $ 4,683 $ 4,564
Biomasa $ 3,222 $ 3,224 $ 3,261 $ 3,127
Geotérmica $0 $0 $0 $ 3,060
Edlica $ 6,053 $ 6,057 $ 6,078 $ 8,622
Total $ 193,586 $ 201,923 $ 216,123 $ 237,071

Tabla 27: Costo total de operacién para los tres escenarios.

Al dividir este valor por la generacién de cada tipo de tecnologia se puede desprender

el costo de operacion por unidad de generacion, el cual se adjunta en la siguiente tabla

para cada uno de los escenarios de simulacion:

Costo medio de operacién por unidad de generacién [USD/MWh]

Escenario base Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3
Pasada $35.21 $ 35.25 $27.62 $ 36.91
Carboén $ 75.55 $80.77 $ 75.34 $ 86.74
Fotovoltaica $ 32.49 $32.54 $32.68 $62.80
GNL $92.67 $ 95.03 $112.50 $120.96
Embalse $37.52 $ 37.56 $37.25 $ 38.87
Termosolar $47.63 $ 47.67 $47.83 $ 144.50
Serie $25.17 $25.21 $ 25.37 $ 25.39
Diésel $219.45 $220.34 $ 235.35 $ 237.37
Biomasa $49.31 $49.35 $ 49.53 $49.65
Geotérmica - - $ 159.50
Edlica $ 56.02 $ 56.05 $56.26 $59.21

Tabla 28: Costo de operacién por unidad de generacion para los tres escenarios.

Teniendo en cuenta estos resultados, se observa que al incrementar el costo de

emisiones, el costo de operacién por unidad de generacién de las centrales fotovoltaicas,

a gas natural licuado, serie, diésel y biomasa aumenta.

Las centrales a diésel, biomasa y serie aumentan al elevar el impuesto de emisiones

de CO,. Los parques fotovoltaicos tienen el mismo comportamiento, sin embargo en el
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escenario 3 se tiene un costo medio muy elevado en comparacion con los tres escenarios.
Esto ocurre, ya que se considera la generacion total de éste tipo de tecnologia en los 26
afos de estudio y se consideran 2.775 [MW] instalados para después del afio 2030, razén
por la cual la generacion total de éste tipo de tecnologia no se alcanza a remunerar en su

totalidad. Situacion similar ocurre con las centrales termosolares.

Al comparar el escenario base con el escenario 1, todas las tecnologias aumentan su
costo de operacion en consecuencia del valor del impuesto de emisiones de CO,. Similar
situacion ocurre entre el escenario 2 y 3, donde el alto valor del impuesto del Gltimo caso

de estudio, afecta el costo de operacion de todas las tecnologias.

Sin embargo, para el escenario 2 no se cumple esta légica en un 100%, debido a que

las centrales de pasada, carbén y embalse disminuyen su costo total de operacion.

Para las centrales de pasada este suceso se debe a que en el escenario 1 se
considera la entrada de tres centrales, las que tienen un costo de inversién elevado, lo
cual provoca un aumento en la generacién de las mismas, pero al realizar la sumatoria, el
costo es mayor. En el escenario 3 influye el costo del impuesto de emisiones de CO, y el

costo de inversion de los 3.341 [MW] que considera este plan en centrales de éste tipo.

En el caso de las centrales a carbdn ocurre una situacion similar a las centrales de
pasada, debido a que el escenario 1 (0 base) considera un gran nimero de éste tipo de
generadores. A su vez, el escenario 3 presenta un costo medio elevado por el aumento

del impuesto de emisiones de CO,.

Situacion distinta ocurre con los embalses, teniendo una disminucién muy baja en el
escenario 2, en comparacion al 1. Suceso que puede ocurrir por el promedio hidrolégico
utilizado para el mismo. De todas formas, en el escenario 3 se aprecia un notorio aumento

producto del valor del impuesto considerado en el mismo.
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4.6. Emisiones por hidrologia

Como un apartado de los objetivos planteados, se analizaron las emisiones de CO,

por hidrologia para cada uno de los escenarios evaluados en esta memoria:

Emisiones de CO2 por Hidrologia
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Figura 13: Emisiones de CO- por hidrologia— Escenarios 1,2y 3.

De las 56 hidrologias simuladas con el software OSE2000, 29 arrojan menores
cantidades de emisiones de CO, que la media en el escenario 1 (5 USD/Ton CO2), y 31
en los escenarios 2 (14 USD/Ton CO2) y 3 (30 USD/Ton CQO2).
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Figura 14: Histogramas de emisiones de CO; por hidrologia— Escenarios 1,2y 3.
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El histograma muestra que las emisiones se pueden desplazar entre los 800 y 2.000

millones de Toneladas si se consideran los tres escenarios de evaluacion.

Sin embargo, el escenario 5 USD/Ton COz2 arroja emisiones entre los 1.400 y 2.000
[MTon CO,]; el escenario 14 USD/Ton CO2 entre 1.200 y 1.700 [MTon CO,]; y el
escenario 30 USD/Ton CO2 entre 800 y 1.400 [MTon CO,].

Con esta herramienta se puede realizar un analisis mucho mas especifico del impacto
del gravamen de emisiones de CO, en un futuro estudio, dado que la hidrologia influye
notoriamente en un SEP hidrotérmico como el SEN.

Otro posible analisis de realizar, es localizar las regiones y comunas donde
mayormente se emite CO,, donde evaluando el escenario base se observd que la mas

afectada es la Regién de Antofagasta en la comuna de Mejillones.

Emisiones de CO, por Region
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Figura 15: Emisiones de CO, por Region — Escenario base.
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5. CONCLUSIONES

Se presentd un modelo de optimizacion integrado para definir la operacién econémica
de un SEP, junto al célculo de emisiones de CO, que se liberan al medio ambiente
consecuencia del funcionamiento de las centrales que utilizan combustibles fésiles para
operar. Se consideraron las instalaciones térmicas, hidraulicas y ERNC, que contiene la
matriz energética del SEN, ademas de las planteadas en tres escenarios de simulacion

con el fin de establecer tecnologias que incentiven la inversion.

El objetivo general de esta memoria de titulo: Analizar el futuro impacto econémico
del impuesto de CO, en el mercado eléctrico chileno, para las diferentes tipos de
tecnologias de generacion y licitaciones proximas, fue resuelto mediante escenarios
estudiados, en los cuales se especifico en detalle el costo de operacion de las diferentes
tecnologias de generacién, con la inclusién del impuesto de CO,. Ademas, se analizaron

los ingresos de todas las unidades generadoras del SEN.

También se realizaron sensibilidades en los costos de operacion e ingresos de las
diferentes tecnologias de generacion al aumentar el precio del gravamen. Finalmente, se
estimé el futuro comportamiento del precio ofertado por los generadores del mercado

eléctrico actual, en futuras licitaciones de energia, una vez aplicado el impuesto de CO..

Un impuesto de 5 [USD/Ton CO,] no genera cambios en la planificacion del sistema
eléctrico en el largo plazo, debido a que no desplaza la tecnologia carbonera por gas
natural u otra mas econémica al analizar los costos de desarrollo. Por esta razén, el plan

de obras de generacion utilizado es el mismo que para el escenario base.

Con un impuesto de 14 [USD/Ton CO,] el costo de desarrollo de la generacion
carbonera se encarece mas que la tecnologia GNL, razon por la cual se reemplazan las

centrales a carbdn por centrales a gas natural licuado en el plan de obras de generacion.

Al aplicar un impuesto de 30 [USD/Ton CO,] el costo de desarrollo de la generacion
carbonera y GNL se encarece aun mas que en el escenario 2, razén por la cual se
utilizaron centrales geotérmicas y termosolares en reemplazo de las térmicas

mencionadas.
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L, Ingresos por venta de | Ingresos por venta de

CRmErEEEn S5 genergl’r?:t [MUSS$] gpotencri)a [MUS$]
Escenario base 3,115,779 $ 265,210 $ 64,009
Escenario 1 3,115,779 $ 265,210 $ 64,009
Escenario 2 3,104,612 $272,114 $ 67,882
Escenario 3 3,118,895 $ 283,546 $ 64,459

Tabla 29: Resumen generacion e ingresos por escenario.

Los cuatro escenarios presentaron valores similares en cuanto a la generacion total
del sistema, teniendo nula diferencia entre el base y escenario 1; 0,4% entre los
escenarios 1 y 2; 0,1% entre los escenarios 1y 3; y 0,5% entre los escenarios 2 y 3.
Revalidando que la demanda considerada en cada caso de simulacién fue la misma y
estas desigualdades se deben a los distintos puntos de inyeccién de la generacion segun

el caso evaluado.

Sin embargo, los porcentajes de generacion por tecnologia son claramente distintos,
donde las centrales carboneras son las que mayor participacion tienen, debido al bajo
costo operacional y la cantidad de centrales en operacion de este tipo de tecnologia
existentes en la actualidad. Detras de ella viene la generacion de las centrales de pasada,
embalse y GNL, segun el escenario evaluado. Las unidades de embalse mantienen una
generacion similar entre los escenarios de simulacion, ya que, no se agregé ni una obra

nueva de este tipo.

Por otra parte, las centrales de pasada tienen un porcentaje mayor en el primer y
tercer escenario, debido a la inclusién de posibles proyectos en el futuro. A su vez la GNL
tiene un gran aumento en el escenario 2 acortando la diferencia con las carboneras,
debido a que el plan de obra de éste considera diez centrales de este tipo en el largo

plazo.

Los ingresos por venta de energia al mercado spot estan relacionados directamente
con la generacion de cada central, observandose variaciones entre los escenarios 1y 2
consecuencia de la diferencia entre las centrales carboneras y gas natural licuado, donde
las carboneras tienen el 46,1% de los ingresos en el escenario 1 y 31,0% en el escenario
2. A su vez las GNL tienen un 13,3% y 29,9%, respectivamente de los ingresos por venta

de energia.
Estos valores afirman que los supuestos considerados se cumplen, ya que, al
incrementar el valor del impuesto a 14 [USD/Ton CO,], se desplaza la tecnologia en base

a carbon por gas natural licuado.
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En el escenario 3, que contiene un alto valor de impuesto, se desplazan las centrales
térmicas por las ERNC, obteniendo un 24,4% de los ingresos por venta de energia para
las centrales carboneras y un 8,5% para las GNL. Centrales de pasada (14,3%) y ERNC
(38.9%) entran en competencia directa, ratificando la intencién del alto valor del impuesto.

Los ingresos por venta de energia al mercado spot de los distintos escenarios
ratifican las intenciones de los supuestos: invertir de preferencia en gas natural por sobre
centrales de carbon en el escenario 2 y desplazar a las térmicas en el 3. Los porcentajes
de ingresos por venta energia de las unidades carboneras en el escenario 2 y 3, son de
las centrales existentes hoy en dia, considerando que se mantienen en el largo plazo.

En los ingresos por venta de potencia, las centrales convencionales son las que se

llevan las ganancias mayores, como embalse, carbén, diésel y GNL.

Claramente el ingreso por venta de potencia no esta asociado a la generacién, sino
que a las centrales que pueden aportar potencia en las horas punta, como ejemplo las
centrales a diésel. Teniendo esto en cuenta y segun la opinién del autor, debido al bajo o
nulo porcentaje de despacho de algunas centrales de este tipo, aparenta que el método
de remuneracién no es el correcto, ya que se les paga aunque no entren en operacién en

ni un instante.

L Costo Costo de Costo de Costo del
Emisiones de e ot o X

CO, [MTon] emisiones operacion Inversion sistema

[MUSS$] [MUSS$] [MUSS$] [MUS$]
Escenario base 1705 $0 $ 101,934 $ 31,675 $ 133,609
Escenario 1 1705 $ 8,337 $ 101,934 $ 31,675 $ 141,945
Escenario 2 1476 $17,723 $ 120,676 $ 17,497 $ 155,896
Escenario 3 1095 $ 25,052 $ 64,524 $ 87,478 $ 177,054

Tabla 30: Resumen emisiones y costos por escenario.

Se obtuvieron 1.705 millones de toneladas de CO, para el escenario base y 1, las que
disminuyen en un 13,4% en el escenario GNL y un 35,8% en el escenario ERNC,

resultados que clarifican que el aumento del impuesto disminuye las emisiones de CO,.

Los costos del sistema del escenario base fueron 133.609 [MUSS$], los que producto
del impuesto de emisiones de CO, aumentaron en un 6,2% en el escenario 1. A su vez, el
costo de operacion de las centrales a gas natural licuado y recaudacién fiscal hace que el
escenario 2 sea un 16,7% mas caro que el caso base, consecuencia del aumento del
impuesto a 14 [USD/ton CO3].
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Por otra parte, el tercer escenario muestra un aumento del costo del sistema en un
32,5%, respecto al escenario base y un 26,3% y 15,8% a los escenarios 1 y 2,
respectivamente. Concluyendo que un valor mayor al impuesto provoca un matriz

energética mas limpia y un costo del sistema mas elevado.

El cobro del impuesto, segun las simplificaciones realizadas, es proporcional a la
cantidad de emisiones de CO, y el traspaso a los retiros es despreciable si se observa de
manera global. Razon por la cual las centrales carboneras, a gas natural y diésel son las
gque pagan mayormente el ingreso fiscal, con porcentajes de 99,4%; 98,6% y 98,4% para
los escenarios 1, 2 y 3, respectivamente.

Calculados los posibles precios ofertados en las préximas licitaciones de energia al
utilizar un portafolio de 2.500 [MW] con unidades de generacion a carbén, GNL,
fotovoltaica, edlica y de pasada, se observé que los precios suben con el aumento del
impuesto, lo que ocurre producto del plan de obras y el impacto que tiene el costo del

gravamen al aumentar su valor escenario a escenario.

Similar situacion ocurrié al analizar un portafolio de una central fotovoltaica de 100

[MW], resultados que se sintetizan a continuacion:

TIR = 5,0% Precio [US$/MWh] | Energia [GWh] Aumento Precio [%]
Escenario base Portafolio 2.500 [MW] 75.0 5000 0.0%
Escenario 1 Portafolio 2.500 [MW] 76.0 5000 1.3%
Escenario 2 Portafolio 2.500 [MW] 81.0 5000 8.0%
Escenario 3 Portafolio 2.500 [MW] 86.0 7500 14.7%
Escenario base FV 100 [MW] 64.2 250 0.0%
Escenario 1 FV 100 [MW] 64.5 250 0.5%
Escenario 2 FV 100 [MW] 65.2 250 1.6%
Escenario 3 FV 100 [MW] 67.4 250 5.0%

Tabla 31: Precios ofertados en licitacion segun estimaciones realizadas.

El escenario 1 presenté un aumento en su precio ofertado, respecto al escenario
base, consecuencia del pago del gravamen de emisiones de CO, que influye directamente

en un contracto, puesto que se debe retirar energia en las barras de consumo.

El escenario 2 presenté un aumento ain mayor que el escenario 1, consecuencia del
aumento del pago del gravamen de emisiones de CO, que influye directamente en un
contracto, puesto que se debe retirar energia en las barras de consumo. Ademas, que el

precio del sistema de este escenario es mayor que en el escenario 1.
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El escenario 3 present6 el mayor precio ofertado, ya que, las centrales a gas natural y
carboneras incluidas en el portafolio, son desplazadas por las ERNC, raz6n por la cual se
debe recurrir al mercado spot para cumplir con los contratos, lo que afecta
economicamente al portafolio propuesto, ademas del aumento del valor del impuesto,
respecto a los casos de 5 USD/Ton CO2 y 14 USD/Ton COz.

Es importante recalcar que el aumento del posible precio ofertado se debe a que el
portafolio contiene 1.000 [MW] de tecnologias térmicas, las que afectan los costos no
operacionales en un flujo de caja al subir el valor del impuesto que afecta directamente

este analisis.

Los posibles precios ofertados por un portafolio de una unidad generadora
fotovoltaica de 100 [MW], suben con el aumento del impuesto, pero en porcentajes

bastante menores que los del portafolio de 2.500 [MW].

Estos valores se dan porque una central fotovoltaica no genera emisiones de CO, y el
Unico costo que aumenta es el del pago del gravamen de emisiones de CO, escenario a

escenario, traspasado a los retiros para cumplir con el contrato.

Por otra parte, la disminucién del precio ofertado, con respecto al primer portafolio
evaluado, ocurrié porque los costos marginales en los blogues solares son los menores,

variable que influye a la hora de determinar un precio de oferta.

Analizando los resultados de la licitacion de suministro eléctrico del reciente 17 de
agosto del 2016 que se adjudicaron ENDESA, WPD, Mainstream, entre otros, se observa
que el posible precio ofertado obtenido en esta memoria de titulo es mucho mayor (el
promedio de la licitacion fue 47,594 [USD/MWHh]).

Los resultados expuestos en éste estudio se obtuvieron a partir de valores unitarios
expuestos por CNE en el ITPN de abril 2016, los que son mas elevados que los presenta
el mercado, como ejemplo al compararlos con los que proyecta "National Renewable

Energy Laboratory” (NREL) del departamento de energia de Estados Unidos.
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Comparacion de valores unitarios que se muestra en la siguiente tabla:

Tecnologia Valor unitario [MUS$/MW] | Valor unitario NREL [MUS$/MW] Diferencia
Carbon $ 3.00 $4.00 33%
GNL-CC $1.30 $1.00 -23%
Pasada $3.40 $ 3.50 3%
Minihidro $3.20 $3.00 -6%
Edlica $2.30 $1.20 -48%
Solar FV $2.10 $1.10 -48%
Geotérmica $ 6.50 $5.00 -23%
Biomasa $2.70 $2.20 -19%
Termosolar $5.00 $ 3.50 -30%

Tabla 32: Comparacion Valores unitarios de inversion expuestos por la CNE y NREL.

Se aprecia que todas las tecnologias a excepcién del carbdn y pasada, tienen un
costo de inversidon menor al utilizado en este estudio. Ademéas tomando en cuenta las
empresas que se adjudicaron bloques de suministro energético en la licitacién, se observa
que estas son en su totalidad empresas que apuestan por proyectos ERNC, con

excepcion de ENDESA, quien tiene un portafolio importante en el sector eléctrico.

Teniendo en cuenta estos resultados, se concluye que el impuesto aplicado tal y
como lo dicta la RT no significa cambio alguno en la matriz energética, ya que su Unico
impacto es en la recaudacion fiscal al no generar cambios en la lista de prioridades del
despacho econdmico de carga. Sin embargo, éste tendria un pequefio impacto en las
licitaciones de energia, producto del traspaso del cobro del gravamen a los consumidores

finales.

Una idea para provocar un real impacto en la matriz energética es incluir el cobro del
impuesto en los costos variables de cada unidad generadora, lo que cambiaria
notoriamente la lista de prioridades al aumentar el valor de mismo, pudiendo realizarse

éste andlisis en un futuro estudio.
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ANEXOS

ANEXO A: RESUMEN EJECUTIVO

En este apartado se presenta un resumen de lo realizado en este estudio.

Problema

La problemética a resolver fue un despacho econémico de largo plazo, donde se
incluyé el costo no variable asociado a cada central que emite didxido de carbono y
tengan una potencia instalada de 50 o mas Mega Watts, producto de la recaudacion fiscal
sobre el impuesto de emisiones de CO,_Por otra parte, en el momento que una central se
encuentra marginando queda exenta del pago del impuesto y el cobro de éste se traspasa
a los retiros en ese instante. Se asume que éste costo se repartira entre todas las
unidades generadoras que se encuentran despachados en ese momento, asumiendo que
la energia que generan esta asociada a algun contrato, razén por la cual deben retirar

energia.

El impuesto al carbono entrara en vigencia en el afio 2017 y empezard a ser
recaudado en 2018 segln la Reforma Tributaria del afio 2015 [1]. Para el analisis del
impacto que éste provocara en el mercado eléctrico chileno, se propusieron como
objetivos calcular ingresos para los distintos tipos de generadores del Sistema Eléctrico
Nacional (SEN), los costos de operacién de los mismos y estimacion de proximas

licitaciones de energia, una vez empiece a recaudarse el gravamen mismo.

Escenarios de evaluacion

Para lograr este objetivo, se plantearon cuatro escenarios de evaluacion, los cuales
fueron analizados en el largo plazo para cumplir con uno de los propdsitos de esta
memoria: pronosticar los precios de oferta en futuras licitaciones de energia. Dicha esta

razon, el periodo de andlisis fue entre Abril del afio 2016 hasta Marzo del afio 2042.

El escenario base no consideré el impuesto de emisiones de CO, y se utilizé el plan
de obras de generacion propuesto por la Comision Nacional de Energia (CNE) en el
informe técnico definitivo de Abril del 2016 (ITPN Abril 2016). Se propuso un plan a largo
plazo con el carbdn como tecnologia de referencia y un costo marginal de largo plazo en
torno a los 90 [USD/MWh].
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El escenario 1 considerd un valor de 5 [USD/ton CO,] del impuesto de emisiones de
CO,, valor que no cambié la lista de prioridades al analizar el costo de desarrollo, razén

por la cual se utilizé el mismo plan de obras que en el escenario base.

En el escenario 2 se aument6 el valor del impuesto de emisiones de 5 [USD/ton CO,]
a 14 [USD/ton CO;], desde el afio 2017 al 2030, respectivamente. El incremento desplaza
las inversiones en tecnologia carbonera por centrales a gas natural licuado, con la
justificacion que el costo nivelado del carbon se hace mas caro que en GNL al aplicar 14
dolares por tonelada emitida de CO, (Ver tabla 52, Anexo G). El costo de desarrollo de
una central a gas natural licuado esta alrededor de 100 [USD/MWh], costo marginal de

largo plazo que se ajustd para este escenario.

En el escenario 3 se aumentd el valor del impuesto de emisiones de 5 [USD/ton CO,]
a 30 [USD/ton CO,] a contar desde el afio 2017 al 2030, fecha que se mantiene fijo el
ultimo valor, con el fin de incentivar la inversion en fuentes renovables no convencionales

en el largo plazo.

Dado estos supuestos para cada escenario, los respectivos planes de obras de
generaciéon quedan representados en la siguiente grafica exponiendo la potencia instalada

por tecnologia para cada uno de ellos.

Potencia instalada por tecnologia [MW]
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Figura 16: Comparacion potencia instalada [MW] por tecnologia para cada escenario.
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Se observan diferencias entre los escenarios 1 y 2 en cuanto a la potencia instalada
de unidades generadoras a carbon y gas natural licuado. A su vez, el escenario 3 tiene un

claro incremento en tecnologias ERNC como termosolar, fotovoltaica, edlica y geotérmica.

Resultados
Costos Marginales

Luego del proceso de definicion de escenarios de evaluacion, se realizaron las
simulaciones correspondientes junto a la ayuda del software OSE2000. Inicialmente, se
ajustod el costo marginal de largo plazo esperado para los escenarios base, 1, 2 y 3, con
valores 90, 90, 100 y 80 [USD/MWh], respectivamente.

Promedio costo marginal anual [USD/MWh]
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Figura 17: Comparacién promedio costo marginal de los cuatro escenarios.
Generacion

Obtenidos los costos marginales esperados, se procedi6 a calcular la generacion por
tecnologia en la totalidad del periodo de simulacion, resultados que se muestran en la
siguiente figura:
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Generacién por tecnologia [TWh]
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Figura 18: Generacion por tecnologia para cada escenarios de estudio.

Dado que el plan de obras de generacion del escenario base fue idéntico al del
escenario 1, los resultados de generacion, ingresos por venta de energia y potencia al
mercado spot, las emisiones de CO,, costo de operacién e inversion son exactamente
iguales, siendo la unica diferencia la recaudacion fiscal a través del impuesto de
emisiones de CO,.

El escenario base contempla gran cantidad de centrales carboneras nuevas en el
largo plazo, los resultados arrojan un 45,7% de generacién proveniente de este tipo de
tecnologia, seguida por centrales de pasada (13,2%), embalse (12,2%) y gas natural
licuado (11,5%). El porcentaje restante se distribuye en menor cantidad en los otros tipos

de unidades generadoras.

El plan de obras de generacion del escenario 2 contempla gran cantidad de
instalacion de centrales GNL en el largo plazo, la generacion de este tipo de tecnologia
aumenta del 11,5% (escenario base) a un 26,7%. Por otro lado, el carbon disminuye del
45,7% a un 31,7%. Los demds tipos de tecnologias no presentan grandes cambios, como

por ejemplo las centrales de pasada que disminuyen en 1% respecto al escenario base.

Por otra parte, el plan de obras de generacion del escenario 3 contempla gran
cantidad de instalacion de centrales ERNC, desplazando a las GNL y carboneras en el
largo plazo. La generacion carbonera desciende al 29,3%, 2,4% menos que el escenario 2
y un 16,4% menos que el escenario base. La generacion GNL, a su vez, disminuye su
generacién al 8.4%, 3.1% menos que el escenario base y un 18,3% menos que el

escenario 2.
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Producto del desplazamiento de este tipo de tecnologias, provocado por el alto costo
del impuesto de emisiones, existe un fuerte aumento en la generacion ERNC, donde la
tecnologia termosolar llega a un 11,8%, la fotovoltaica aumenta a un 7,3% y edlica a un
4,7%, incremento notorio respecto a los escenarios anteriores. Ademas, se agregé la
tecnologia geotérmica, la cual genera un 0,6% respecto del total.

Ingresos por venta de energia al mercado spot

En la siguiente figura, se adjuntan los ingresos por venta de energia al mercado spot.
Se aprecia en el comportamiento grafico que estos valores son proporcionales a la
generacion, la cual depende del punto de ubicacién de cada central y el costo marginal
asociado a la barra de inyeccion. Al ser este un estudio de largo plazo, las variaciones
respecto a la generacion son minimas.

Ingresos por venta de energia por tecnologia [MUS$]
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Figura 19: Ingresos por venta de energia por tecnologia para cada escenarios de estudio.

En el escenario base, las carboneras se llevan el 46,1%, GNL 13,4%, pasada 13,1%

y embalse 11,3%, de los ingresos por venta de energia. El porcentaje restante se
distribuye entre las demas tecnologias.

En el escenario 2 el carbén posee el 31,0%, GNL 29,9%, embalse 11,4% y pasada
11,3%. Por otra parte, las tecnologias ERNC tienen cambios menores respecto al
escenario base, debido a que en el plan de obras sélo se desplazan las centrales
carboneras por gas natural al aumentar el impuesto de emisiones de CO,.
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En el escenario 3 las termosolares presentan un 24,8% de los ingresos por venta de
energia, el carbon un 24,4%, pasada 14,3%, embalses 9,0% y fotovoltaicas 8,4%, que
poseen gran cambio respecto a los escenarios anteriores, debido al incentivo de invertir
en este tipo de tecnologias mas que las centrales térmicas, producto del alto costo del

impuesto de emisiones.

Ingresos por venta de potencia al mercado spot

Ademdas de los ingresos por venta de energia al mercado spot, las unidades
generadoras tienen una retribucion por potencia que pueden entregar al sistema, la que
depende del factor de suministro de potencia que puede entregar cada tecnologia, factor
gue beneficia fuertemente a las unidades térmicas, producto de su facultad de dar
potencia en los horarios punta, y de la potencia instalada de cada central. Los valores en
millones de délares para cada uno de los escenarios evaluados, se adjuntan en la
siguiente figura, donde se aprecia una alta ganancia de las centrales diésel, GNL,
carboneras y embalses. El detalle del método de calculo de ingreso por potencia se
especifica en el apartado 3.1.3.
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Figura 20: Ingresos por venta de potencia por tecnologia para cada escenarios de estudio.

Emisiones de CO,, costo de impuesto, inversién y operacion

Dado que uno de los objetivos de este trabajo fue calcular el costo de operacion de

las diferentes tecnologias de generacion con la inclusion del impuesto, se calculan las
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emisiones, costo del gravamen de las mismas, costo de operacion e inversion para cada

escenario.
Emisi Costo Costo de Costo de Costo del
misiones de e ol S .
CO, [MTon] emisiones operacion Inversion sistema
[MUSS$] [MUSS$] [MUSS$] [MUSS$]

Escenario base 1705 $0 $ 101,934 $ 31,675 $ 133,609
Escenario 1 1705 $ 8,337 $ 101,934 $ 31,675 $ 141,945
Escenario 2 1476 $17,723 $ 120,676 $ 17,497 $ 155,896
Escenario 3 1095 $ 25,052 $ 64,524 $ 87,478 $ 177,054

Tabla 33: Resumen emisiones y costos por escenario.

Se obtuvieron 1.705 millones de toneladas de diéxido de carbono para el escenario
base, las que disminuyen en un 13,4% en el escenario GNL y un 35,8% en el escenario
ERNC. A su vez, los costos del sistema son 131.609 [MUS$], los que aumentaron en un
6,2% en el escenario 1; 16,7% en el escenario 2 y 32,5% en el escenario 3

Respecto a las emisiones de CO,: el escenario 1 no tiene diferencias; en el escenario
2 disminuyen un 13,4% y en el escenario 3 un 35,8%.

A su vez el costo del impuesto, es proporcional a la cantidad de emisiones de CO, y
el traspaso a los retiros de las unidades generadoras que marginan es despreciable si se
analiza de manera global. Las centrales carboneras, a gas natural y diésel son las que
pagan mayormente el ingreso fiscal, con porcentajes de 99,4%; 98,6% y 98,4% para los

casos escenarios 1, 2 y 3, respectivamente.

Precio de oferta en préximas licitaciones de energia

La estimacion de los precios de oferta para las proximas licitaciones de energia se
realizé con un flujo de caja a 20 afios con el fin de evaluar el pago de las inversiones
realizadas y las ganancias futuras que generaria este contrato frente a los siguientes

supuestos:

o Se considera para los tres escenarios evaluados un portafolio de 2.500 MW a
considerar oferta en el bloque de suministro N°1 (bloque 24 horas), el cual esta
compuestos por 500 MW de centrales a gas natural licuado, 500 MW de centrales
carboneras, 500 MW de centrales de pasada, 500 MW de parques fotovoltaicos y

500 MW de parques edlicos.
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o Ademas, como sensibilidad de un posible precio de oferta, se evalué un portafolio

de 100 [MW] correspondiente a una unidad generadora fotovoltaica, la cual se utilizd

para estimar un precio de oferta en el bloque de suministro N°2-B (bloque solar).

o Los precios no incluyen el pago por uso de sistemas de transmision, ya que la

nueva ley (N°20.936) asigna el pago total de transmision a los clientes finales.

o Los supuestos del contrato se hacen en relacion a las bases de licitacion de energia
impuestas por los CDEC-SING y CDEC-SIC del afio 2016.

o Se utilizan las variables VAN y TIR para ver la retribucién de un contrato de este tipo

para los tipos de generadores anteriormente mencionados.

Los precios ofertados bajo estos supuestos serian los siguientes:

TIR = 5,0% Precio [US$/MWh] | Energia [GWh] Aumento Precio [%]
Escenario base Portafolio 2.500 [MW] 75.0 5000 0.0%
Escenario 1 Portafolio 2.500 [MW] 76.0 5000 1.3%
Escenario 2 Portafolio 2.500 [MW] 81.0 5000 8.0%
Escenario 3 Portafolio 2.500 [MW] 86.0 7500 14.7%
Escenario base FV 100 [MW] 64.2 250 0.0%
Escenario 1 FV 100 [MW] 64.5 250 0.5%
Escenario 2 FV 100 [MW] 65.2 250 1.6%
Escenario 3 FV 100 [MW] 67.4 250 5.0%

Tabla 34: Precios ofertados en préximas licitaciones de energia.

El impuesto de emisiones de CO, provoca un aumento de un 1,3% y 0,5% respecto al

portafolio 1 y 2, respectivamente.

Se aprecio a medida que aumenta el valor del impuesto, se tiene un mayor precio de

oferta, dado que éste influye directamente en los tipos de unidades generadoras utilizadas

para el ejercicio econdmico del portafolio 1 (carboneras y GNL).

Se necesita un mayor precio ofertado en los escenarios 2 y 3, producto del aumento

del impuesto de emisiones de CO,, ademds de tener que recurrir a comprar energia al

mercado spot, ya que, las centrales térmicas no son despachas en un alto porcentaje en

el escenario 3. Razones por las cuales aumenta el valor ofertado.
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A su vez, los posibles precios ofertados por un portafolio de una unidad generadora
fotovoltaica de 100 [MW], suben con el aumento del impuesto, pero en porcentajes
bastante menores que los del portafolio de 2.500 [MW].

Esto ocurre porque una central fotovoltaica no genera emisiones de CO, y el Unico
costo que aumenta escenario a escenario, es porque los retiros tienen un valor mayor
consecuencia del traspaso del cobro de gravamen de emisiones de CO,, el cual aumenta
escenario a escenario (5, 14 y 30, respectivamente).

Por otra parte, la disminucion del precio ofertado, con respecto al primer portafolio
evaluado, ocurrié porque los costos marginales en los bloques solares son los menores,

variable que influye a la hora de determinar un precio de oferta.

Conclusiones

o Se cumplen los cuatro objetivos planteados en esta memoria, los cuales se trataron

de profundizar bajo distintos alcances propuestos por el autor.

o Por ejemplo, para los ingresos, se evaluaron por venta de energia y por venta de
potencia (ambos al mercado spot), dejando de lado los servicios comentarios, ya

que el estudio se realiz6 a largo plazo.

o Para los costos de combustibles, se utilizaron valores proyectados por la CNE, los
cuales podrian verse afectados bajo indexaciones o futuros cambios en el mercado,
como por ejemplo que el costo del gas natural fuera disminuyendo con el paso de

los afios.

. La operacién econémica del sistema es la esperada, siendo la centrales “baratas”

despachas con anterioridad a las centrales de mayor costo de operacion.
o Las emisiones disminuyen al aumentar el valor del impuesto, sin embargo, el costo

del sistema aumenta, debido al costo de inversion y bajo factor de planta que

poseen las ERNC.
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Dada la matriz energética chilena existente en la actualidad, no conviene el aumento
del impuesto, ya que un incremento de éste implicaria que los generadores deberan

ofertar precios de mayor valor en licitaciones de energia futura.

El impuesto aplicado tal y como lo dicta la RT no significa cambio alguno en la
matriz energética, ya que, su Unico impacto es en la recaudacion fiscal al no generar

cambio en la lista de prioridades del despacho econémico de carga.

Una idea de provocar un real impacto en la matriz energética es incluir el cobro del
impuesto en los costos variables de cada unidad generadora, lo que cambiaria
notoriamente la lista de prioridades al aumentar el valor de mismo, pudiendo

realizarse éste andlisis en un futuro estudio.

Con la ayuda el sofware OSE2000, se puede entrar en detalle hidrol6gico o

determinar de las comunas y regiones con mayores emisiones de CO..
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ANEXO B: MODELO INTEGRADO DE OPTIMIZACION

El modelo integrado de optimizacion del mercado eléctrico con el despacho
hidrotérmico de largo plazo propuesto en esta memoria se detalla en este capitulo. Se
presenta la notacion utilizada, las restricciones del problema y la funcion objetivo del

modelo.

Modelacion Basica: elementos de los sistemas eléctricos

La red de transmision eléctrica se modela como un grafo conexo con una multitud de
nodos y ramas que los conectan. Los nodos o barras corresponden a los puntos de
inyeccién o retiro de la energia eléctrica y las ramas representan a los equipos de

transmision como lineas, transformadores, entre otros.

En un enfoque estacionario, el modelo de la red eléctrica contempla a los
generadores que inyectan potencia al sistema, a las cargas que demandan energia al
sistema y las lineas y transformadores de la red de transmision que conectan las distintas

barras.

Generadores

Los generadores convierten diversas fuentes de energia en energia eléctrica y la
inyectan al sistema. Dependiendo de los recursos que utilizan y de la tecnologia con que
funcionan, las centrales generadoras pueden clasificarse en térmicas, hidraulicas, solares,
ellicas, geotérmicas, entre otras. También pueden diferenciarse en términos del

despacho econdémico, al observar su costo variable de operacion.

Las centrales térmicas son aquellas que utilizan combustibles fosiles para generar
electricidad a través de procesos termodindmicos en turbinas a gas, turbinas a vapor o
ciclos combinados. Se caracterizan por tener un costo variable de operacion que depende
de la cantidad de combustible que utilizan para producir la energia. Entre ellas se

encuentran las centrales a gas natural, petréleo, carbon, entre otras.
Para efectos de esta modelacion se asume que las centrales térmicas disponen de

combustible suficiente para poder operar a plena carga si es que fuese necesario (con

excepcidn de las que operan con gas natural sin contratos de largo plazo), y que el costo

74



variable de operacion (Cy,,) de este tipo de generadoras estd dado por la siguiente

expresion:

CVar = CVarComb ' RTer + CVarNoComb

Donde Cy,, es el costo variable de operacién de la central en [US$/MWNh], Cyarcomp €S
el precio del combustible en por unidad de combustible, Ry,, es el rendimiento térmico de
la central en unidades de combustible por [MWh], ¥ Cyarnocomp €S €l costo variable no
combustible en [US$/MWHh].

Por otra parte, las centrales hidraulicas son aquellas que utilizan la energia disponible
en el agua, en forma de energia potencial, cinética o0 ambas, para generar electricidad.
Debido a que usan recursos naturales renovables para operar se considera que sus
costos variables de operacion son despreciables. Se distinguen las centrales de pasada,
que utilizan los caudales de un rio para producir energia eléctrica, y las centrales de
embalse, que pueden almacenar grandes cantidades de agua para utilizarla cuando sea

necesario.

La generacion hidraulica y el almacenamiento en los embalses se ven afectados por
la variabilidad de los caudales, los que cambian dependiendo de la regién geografica, el
afio y la estacion del afio en que se realice el despacho de las unidades. Asi, se vuelve
necesario realizar las simulaciones en forma probabilistica, usando un gran namero de

escenarios hidrolégicos en que los afluentes modifican los caudales disponibles.

Finalmente, las centrales solares y edlicas, que utilizan fuentes de energia renovable
no convencional para producir electricidad, se asume que tienen costo variable de
operacion igual a cero, pero no operan durante todas las horas del dia, ya que dependen

de las condiciones climéticas del lugar en que se ubican para poder generar.

Cargas

Las demandas o cargas del sistema eléctrico corresponden a retiros ubicados en las
distintas barras de la red, los cuales demandan potencia en un periodo determinado. Se
considera que la demanda de cada consumidor en particular es perfectamente inelastica,

es decir, que la disposicidén a pagar por el producto es muy alta.
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Pueden darse situaciones en que el sistema no es capaz de abastecer
completamente la demanda en todas las barras, por falta de generacion o limitaciones de
transmisién, lo que se conoce como “falla”. Para cuantificar una falla e incorporarla dentro
de los criterios del despacho hidrotérmico se define un costo de falla, que es creciente en
relacion al porcentaje de demanda que no es abastecido. Se definen centrales “virtuales”
cuyo costo variable es igual al costo de falla, las que operan en caso de que no se
satisfaga toda la demanda.

Habitualmente, en los modelos de despacho en sistemas eléctricos se representa el
comportamiento de la demanda en el tiempo mediante curvas de duracion. Esta curva
ordena los niveles de potencia requerida por las cargas de mayor a menor, de modo que
la curva indica la cantidad de tiempo en que la demanda del sistema es mayor o igual a

cierto nivel, tal y como se propone es [16].

Ademas, y dado que la potencia tiene un valor continuo en el tiempo, se aproxima la
curva de duracién de carga mediante una funcién constante por tramos, con potencia y
duracién establecidas previamente, lo que se conoce como bloques de demanda. Asi, es
posible discretizar el tiempo y establecer un numero fijo de etapas que deben ser

consideradas en la simulacion.

No obstante, para el modelo propuesto en este trabajo se usaran blogues de
demanda horarios, sin ordenar los valores de potencia de mayor a menor. Las horas de
punta de demanda del sistema ocurren en la noche, y coinciden con la ausencia de las
centrales solares, por lo que es adecuado utilizar bloques horarios que permitan incluir

ambos efectos simultaneamente.

Sistema de transmision

Para efectos de esta modelacion, la representacion de la red de transmisién se
realizara considerando solo lineas y transformadores que permiten conectar las distintas
barras, y se representan mediante su impedancia z =r + jx. Ademas, se consideran
diferentes niveles de tensién en la red, los que funcionan en paralelo y se conectan

mediante los transformadores presentes en algunos nodos.

A diferencia de un problema de flujo en redes en que solo se deben satisfacer las

ecuaciones de oferta y demanda en los nodos, la red de transmision eléctrica ademas
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debe cumplir las leyes de voltaje y corriente de Kirchhoff. Estas relaciones en sistemas de
alta tension en corriente alterna limitan los flujos de potencia mediante expresiones no
lineales. Si se define la potencia inyectada en la barra i como P;, la siguiente ecuacion

permite calcular los flujos con los voltajes en las barras a partir de las leyes de Kirchhoff.
n
Pi= ) Vi-Vi- (G- cos(8; — 0) + by - sin(®; — 0)
k=1

Donde V,,y 6,, representan la magnitud y el angulo del voltaje en la barra m,
respectivamente. Ademas, g;. Y bir son la parte real e imaginaria del elemento (i, k) de la
matriz de admitancias nodales Y de la red de n barras, asociado a la linea de transmision

entre las barrasiy k.

Es por esto que para simplificar los célculos se utiliza una aproximacion lineal de

flujos de potencia en corriente continua (como en [17]). Para esto, se asume que:

¢ Los voltajes en por unidad (p.u.) en todas las areas tienen magnitud igual a 1. Esto

quiere decir que |V;|=|V;|=V, donde V es la magnitud del voltaje en la linea

e La resistencia r;, de la linea de transmisién entre las barras i y k es pequefia en

comparacion con la reactancia x;;, de la linea.

e La diferencia entre los angulos de los voltajes en las barras i y k, denominada

0;, = 6; — 6, es pequeiia, lo que permite aproximar sin(6;;) = 6;; y cos(0;;) = 1).

Con esta aproximacion lineal se obtiene que el flujo por la linea que une las barras i y

k es:

0; — 6,

o VZ =y O - V2

fik =

Donde y;;, es la susceptancia de la linea de transmisién, y corresponde al inverso de
la reactancia x;, ya que rj, < x;,. Con esta representacion, las pérdidas en la linea de

transmisién se expresan en la siguiente ecuacion:
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Tik
Pik(fik) = # : fikz

Este valor se puede aproximar mediante un modelo de pérdidas lineales por tramos,

utilizando secantes, como lo realiza [17]. La expresion para las pérdidas utilizada es:

< fae <
Pulfi) = An o= fu) + B i S
Po(f) = Ty 2m—1
Tik
Pu(fi) === fin®
Vik
£ = m -f
m — Vl 2

Donde f corresponde al flujo maximo por la linea y es el nimero de tramos utilizado

en la aproximacion.

Notacion utilizada

Jtsi Generacion de la central i en la etapa t y escenario hidroldgico s.

gggg: Generacion de la central térmica i en la etapa t y escenario hidrolégico s.
g{ﬁ_‘f; Generacion de la central hidraulica i en la etapa t y escenario hidrolégico s.
ffs_k,j: Flujo por la linea de transmision eléctrica que une las barras j y k, en la

etapa t y escenario hidrolégico s.

Pfs_i'j(fti_i_j): Pérdidas por la linea de transmision eléctrica que une las barras j y k, en la

etapa t y escenario hidrolégico s.

ka: Demanda eléctrica en la barra k, en la etapa t.
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cler: Costo variable de centrales térmicas, etapa t y escenario hidrolégico s.

Ct’fs"d:: Costo variable del agua, en la etapa t y escenario hidrolégico s.
FE: Matriz de conectividad eléctrica entre las barras del sistema.
Ot sk, Diferencia entre los angulos de voltaje en la barra k y j, en la etapa t y

escenario hidroldgico s.

Yi,j: Diferencia entre los angulos de voltaje en la barrak vy j.

Af: Matriz de susceptancias eléctricas de las lineas de transmisién que unen

las barras del sistema, en la etapa t y escenario hidroldgico s.

Q{’S: Vector de caudales hidricos, en la etapa t y escenario hidrolégico s.
Ler: Vector de caudales vertidos, en la etapa t y escenario hidroldgico s.
. Vector de caudales filtrados, en la etapa t y escenario hidrologico s.
£oa: Vector de caudales evaporados, en la etapa t y escenario hidrologico s.
fen: Vector de caudales generados (turbina), etapa t y escenario hidrolégico s.
gf;’e: Vector de caudales asociados a convenios de riego, en la etapa t vy

escenario hidroldgico s.

are: Vector de caudales artificiales (utilizados para representar flujos de aguas

arriba de un embalse), en la etapa t y escenario hidrol4gico s.

AfL,

ts - Vector de caudales afluentes que entran al sistema hidrico, en la etapa t y

escenario hidrolégico s.

A Duracion de la etapa temporal t.
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d: Tasa de descuento.

A’ZS: Matriz de conectividad hidraulica (entre embalses, centrales de pasada,

convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrologico s.

ALeT: Matriz de caudales vertidos (entre embalses, centrales de pasada,

convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrolégico s.

Aﬁgl: Matriz de caudales filtrados (entre embalses, centrales de pasada,

convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrolégico s.

AFY™: Matriz de caudales evaporados (entre embalses, centrales de pasada,

convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrolégico s.

Agen: Matriz de caudales generados (turbinados) (entre embalses, centrales de

pasada, convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrol6gico s.

A';ge: Matriz de caudales asociados a convenios de riego (entre embalses,

centrales de pasada, convenios de riego, etc.), en la etapa t y escenario hidrolégico s.

AfTt: Matriz de caudales artificiales (utilizados para representar flujos de aguas
arriba de un embalse) (entre embalses, centrales de pasada, convenios de riego, etc.), en

la etapa t y escenario hidrolégico s.

AL

ts °

Matriz de relacion de los embalses con los distintos caudales hidricos y

embalses, en la etapa t y escenario hidrolégico s.

EE;”": Matriz de relacion de los embalses con los distintos caudales hidricos, en la

etapa t y escenario hidrolégico s.

Volfmp: Vector de volimenes de embalses hidricos, en la etapa t y escenario

hidroldgico s.
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Fomulacion del problema

Dado que la funcion objetivo incluye términos que dependen directamente de las

restricciones, éstas se presentaran en primer lugar.

Restricciones

Restricciones de balance de potencia activa

La siguiente restriccion representa el balance de potencia activa en las barras del
sistema, donde la suma de la generacion en las barras con los flujos por las lineas de
transmisién debe ser igual a las pérdidas por las lineas de transmisién mas la demanda,

para cada etapa t, para cada escenario hidrolégico s y para cada barra k.

E E E E _ E
Z Jtsi t Z feskj— Z P i(ffi;) = Déx

i€EEg JEQg JjEQg

Matricialmente, la restriccion anterior se puede escribir considerando que las k
componentes de los vectores resultantes corresponden a las restricciones en cada barra
k:

E E E E E E — nE
Ais9cs + Fs (ft,s - Pt,s(ft,s)) =Dy
Restricciones de flujo por las lineas de transmisién eléctrica

La siguiente restriccion representa la aproximacion lineal del limite de flujo de potencia
activa por las lineas de transmisién eléctrica, dado por los angulos de los voltajes en las
barras, por los flujos por las lineas y por las susceptancias de los circuitos entre las

barras, para cada barra k y para cada j € Q, en cada etapa t y escenario hidrolégico s.

frskj = Vij(Orsk = Otsj) = Vij Orsij

Matricialmente, la restriccion anterior se puede escribir considerando que las k
componentes de los vectores resultantes corresponden a las restricciones en cada barra
k:
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Ags Qt,s =0
Restriccién balance hidraulico del Sistema

Las centrales hidraulicas se ubican en cuencas hidrograficas complejas que se
interconectan entre si. En esta modelacion se utilizan tres tipos de centrales hidraulicas,

como lo propone [16]:

e Centrales de embalse, que reciben caudales de otras centrales y afluentes naturales,
y que ademas pueden regular la potencia generada almacenando agua.

e Centrales serie, de caracteristicas similares a las de embalse pero sin capacidad de
almacenamiento.

e Centrales de pasada, que no estan insertas en una serie hidraulica y sus limites de

operacion estan asociados a la capacidad del generador utilizado.

Para las centrales de embalse y centrales serie se considera que pueden verter agua,
filtrar agua por sus paredes y perder agua por evaporacion. Esos caudales pueden
incorporarse a la operacion de otra central aguas abajo, dependiendo de la configuracion

de la cuenca en que se ubiquen.

Ademas, se incorporan los convenios de riego, los que extraen caudales para el
desarrollo de la agricultura en algunos embalses y restringen la operacion de las
centrales. Para evitar problemas de infactibilidad, se introducen caudales artificiales

denominados afluentes de falla, los que se penalizan fuertemente en la funcién objetivo

([18]).

La siguiente restriccion representa el balance hidraulico del sistema en términos de
volumen, incluyendo caudales vertidos, filtrados, evaporados, generados, de riego y
artificiales, junto a los niveles de almacenamiento en los embalses. Esto se realiza para
cada etapa t y escenario hidrolégico s, teniendo en cuenta la conexion entre etapas que

existe para los embalses.

H nH Emb Emb _ 2AflAf1 Emb Emb
AfsQr sl + Ags 7 Volis™ = At,s ts Ay + EZ7T Vol ITs

QH _[QVer Fil nEva nGen nRie nArt]T
ts — t,s t,s t,s t,s t,s t,s
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; : T
Alls = [ALST AT AT AGST AT ALY
Los caudales filtrados en un embalse corresponden a una funciéon no lineal del
volumen almacenado en una etapa y en la etapa inmediatamente anterior. Por otra parte,
los caudales evaporados dependen de la etapa temporal, y de los volimenes del embalse
en dos etapas consecutivas, de forma no lineal. Para efectos de esta modelacién, se

utilizara funciones lineales por tramos en ambos casos.

Otras restricciones

Ademas de las restricciones ya planteadas, se presentan las limitaciones sobre las
variables.

7 1Emb Emb 7 -1Emb
Voled™ < Vol d™ < Volgg

Funcidén objetivo

Definicion funcién objetivo

La funcion objetivo de este modelo Z,; busca minimizar el costo de operacion del
sistema para cada escenario hidrologico s. Esto incluye los costos de combustibles
asociados a la generacion de las centrales térmicas, costos de penalizacion de centrales

hidraulicas (por ejemplo, vertimiento sin cota maxima) y costos de penalizacion en las

lineas de transmision eléctricas.
Ademas, a estos costos se aflade la funcion de costos futuros a;,,, asociada a los

voliumenes de los embalses de agua y estanques de combustible al final de cada etapa t,

en cada escenario hidrolégico s.
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Célculo de la funcién de costos futuros

Para determinar la operacién 6ptima de un embalse o estanque de combustible debe
calcularse el punto en que se minimiza la suma de los costos de operacion presentes
relacionados con la generacion térmica (funcion de costos inmediatos o FCI) y su valor
esperado futuro (funcién de costos futuros o FCF). Dado que existen parametros que son
inciertos en el futuro como los afluentes hidroldgicos, la FCF es estocastica, por lo que se
utiliza una funcion de costos futuros esperados (FCFE).

Costos
N FCl + FCF FCl
Valor del
recurso -
aimacenada‘:’\;__,_..-- ) - FCF
L;ecti:iign Volumen final
p almacenado

Figura 21: Funcién de costo y valor del recurso almacenado.

Las derivadas de la FCI y la FCF en el punto 6ptimo son iguales en valor absoluto y
se conocen como valor del agua en el caso de embalses hidraulicos. Sin embargo, la

definicion es vélida también para el caso del gas natural que se almacena en estanques.

Para determinar la funcion de costo futuro esperado se utiliza la metodologia
recursiva conocida como Programacion Dinamica Dual Estocastica (SDDP, por sus
iniciales en inglés), propuesta por [3], de manera similar a [4]. Este esquema se basa en
la observacién la FCFE puede ser representada por una funcion lineal por tramos
convexa. Ademas, la pendiente de la FCFE en torno a un punto corresponde a los valores
esperados del recurso almacenado, que a su vez son las variables duales asociadas a las

ecuaciones de balance correspondiente (hidraulico o de gas natural).

A continuacioén se explican los pasos principales de esta metodologia:

o Para cada etapa t se define un conjunto de niveles discretos de almacenamiento

inicial de los embalses y estanques (estados del sistema), entre 0% y 100%. Se
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asume que la cantidad almacenada de los recursos al comienzo de la simulacién es

conocida.

100%
+ Niveles de almacenamiento
 — . inicial del sistema

Estado
Inicial ™~ .

0%

1 2 T-1 T
Etapas

Figura 22: Niveles de almacenamiento del sistema por etapa

e Se comienza desde la ultima etapa T, para cada nivel de almacenamiento y para
cada escenario hidrolégico s (se asume que a;,; Y B:+1 SOn cero). Para las
restricciones de balance hidraulico y de balance de gas natural en estanques, se
calcula la variable dual correspondiente © en cada nivel de almacenamiento. Esta

variable dual corresponde a la pendiente de la FCF para cada estado en la etapa T.

Costo

FCF para la
etapa T-1

1 2 T-1

Etapas

Figura 23: Funcion de costo futuro obtenida con las variables duales de las restricciones de balance.
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Volumen
almacenado

Figura 24: Funcion de costo futuro representada mediante una funcién lineal por tramos.

De esta forma, la FCF se representa por la variable escalar a; en la funcion objetivo y
se agregan las siguientes N restricciones lineales al problema para la etapa T — 1, que
corresponden a los tramos de la funcién. Se ponderan los valores obtenidos para cada
escenario hidrolégico segun su probabilidad.

{aT > k- Volr s + 57i"}i=1...N

Se repite el procedimiento para las etapas T —1, T — 2,..., 2,1, para asi obtener la

funcion de costos futuros en todo el horizonte de planificacion.

Como se puede observar en la figura 7, la funcion de costo futuro resultante para la
primera etapa es una aproximacion que corresponde a una cota inferior de la funcion
exacta, que es la solucion optima del problema de despacho hidrotérmico. Para obtener
una cota superior del costo de operacion esperado, se calcula la media del costo total
sobre todos los escenarios hidrolégicos, simulando el funcionamiento del sistema en todo

el horizonte, desde t = 1 hastat =T.

Se alcanza el punto 6ptimo cuando la cota inferior esta dentro de un intervalo de
confianza de la cota superior. En caso contrario, se repite la recursion mostrada
anteriormente afiadiendo otro conjunto de valores de almacenamiento, obtenidos con la
simulacion del sistema en todo el horizonte de planificacion. Dado que las restricciones
lineales determinadas en la recursion se mantienen, la representacién de la funcién de

costos futuros mejora gradualmente al iterar para alcanzar el punto éptimo.
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Problema en extenso para una etapay escenario hidrolégico

A continuacion se presenta el problema en extenso del despacho hidrotérmico. Este
problema se resuelve para los distintos niveles de demanda, dados por los bloques que

discretizan la curva de duracion.
min Zt,s = (Cg:fr 'gtT,fr + Cgsid ' Qgis + CES ) ftE:s) A+ (d + 1)t Xt

Sujeto a:

Alti,sggs + FES (ft{ss - PtE,s(ftEs)) = Df
Al Bs=0

H nH Emb Emb _ 2AflHAfl Emb Emb
At sQrsAe + EcgVolig =Aps Qs Ay + EZTT Vol
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ANEXO C: EMISIONES DE CO,

A continuacion se adjuntan las emisiones de CO, que emiten las centrales térmicas
con potencia instalada mayor de 50 MW.

Sistema | Tecnologia Central Barra P(Elt\/elz\rx;]:la Engzlgl;)/réevsw[]t]on
SIC GNL Taltal 01 GNL Paposo 220 1215 881
SIC GNL Taltal 02 GNL Paposo 220 123.4 881
SIC GNL Nehuenco 01 GNL San Luis 220 333.0 470
SIC GNL Nehuenco 02 GNL San Luis 220 384.2 470
SIC GNL San Isidro 01 GNL San Luis 220 350.0 463
SIC GNL San Isidro 01 GNL New | San Luis 220 350.0 463
SIC GNL San Isidro 02 GNL San Luis 220 392.0 757
SIC GNL San Isidro 02 GNL New | San Luis 220 392.0 757
SIC Diésel Nehuenco 01 Diésel San Luis 220 310.0 599
SIC Diésel Nehuenco 02 Diésel San Luis 220 391.3 598
SIC Diésel San Isidro Diésel San Luis 220 305.0 584
SIC Diésel San Isidro 02 CC Diésel | San Luis 220 350.0 584
SIC Diésel Quintero 01 CA Diésel San Luis 220 128.0 540
SIC Diésel Quintero 02 CA Diésel San Luis 220 129.0 540
SIC Diésel Nueva Renca Diésel Renca 110 312.0 580
SIC Diésel Candelaria CA 01 Diésel | Candelaria 220 124.7 1016
SIC Diésel Candelaria CA 02 Diésel | Candelaria 220 128.0 1016
SIC Carbdn Guacoldas123y4 Guacolda 220 561.9 905
SIC Carbén Ventanas 01 Ventanas 110 113.4 1043
SIC Carboén Ventanas 02 Ventanas 110 208.6 998
SIC Carbon Campiche Ventanas 220 249.0 945
SIC Carbén Nueva Ventanas Ventanas 220 249.0 945
SIC Carbén Santa Maria Charrda 220 342.0 945
SIC Carbon Bocamina 02 Hualpén 220 322.5 920
SIC Carbén Bocamina Coronel 154 122.2 955
SIC Carboén Guacolda 05 Guacolda 220 139.0 945
SING GNL CTM3 GNL Chacaya 220 208.0 419
SING GNL U16 GNL Tocopilla 220 343.0 404
SING GNL CC1 GNL Atacama 220 379.6 445
SING GNL CC2 GNL Atacama 220 372.6 445
SING GNL KELAR Kelar 220 517.0 473
SING Diésel CTM3 Chacaya 220 208.0 419
SING Diésel uied Tocopilla 220 343.0 566
SING Diésel TAMAYA CD Tamaya 110 99.0 560
SING Diésel CC1 Atacama 220 379.6 622
SING Diésel CC2 Atacama 220 372.6 622
SING Carbén CTM1 Chacaya 220 141.7 1146
SING Carbon CTM2 Chacaya 220 150.1 1095
SING Carbon ui2 Tocopilla 110 72.8 1348
SING Carbon ui3 Tocopilla 110 73.0 1288
SING Carbon ui4 Tocopilla 220 116.8 1189
SING Carbdn uis5 Tocopilla 220 113.5 1145
SING Carbdn NTO1 Norgener 220 121.7 1056
SING Carbon NTO2 Norgener 220 125.9 1046
SING Carbon CTTAR Tarapaca 220 135.9 1175
SING Carbon CTA Chacaya 220 139.6 1037
SING Carbdn CTH Chacaya 220 140.8 1009
SING Carbdn ANG | Angamos 220 223.3 1104
SING Carbon ANG I Angamos 220 223.5 1104
SING Carboén COCHRANE 1 Cochrane 220 236.0 1068
SING Carbén COCHRANE 2 Cochrane 220 236.0 1068

Tabla 35: Emisiones de centrales térmicas SING y SIC sobre 50MW instalados.
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ANEXO D: FACTORES DE DISTRIBUCION DE CONSUMO EN LICITACION DE
ENERGIA ANO 2016

Empresa 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030

EMELARI 0.9% 0.6% 0.5% 0.4% 0.4% 0.4% 1.2% 1.2% 1.2% 1.1%
ELIQSA 0.2% 0.3% 0.4% 0.4% 0.4% 0.4% 2.1% 2.0% 2.0% 1.9%
ELECDASING 1.2% 1.0% 1.0% 0.9% 0.8% 0.9% 3.7% 3.6% 3.6% 3.5%
ELECDASIC 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1%
EMELAT 2.4% 1.9% 1.8% 1.6% 2.4% 2.3% 2.2% | 212.0% 2.1% 2.1%
CHILQUINTA 3.0% 2.7% 2.8% 7.0% 7.8% 7.3% 8.1% 7.9% 8.0% 8.0%
CONAFE 13.7% 9.4% 8.3% 6.7% 6.7% 6.5% 6.1% 5.9% 5.9% 5.9%
EMELCA 0.0% 0.0% 0.0% 0.1% 0.1% 0.1% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
LITORAL 0.1% 0.1% 0.1% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3%
CHILECTRA 30.4% | 33.5% | 37.9% | 37.9% | 32.7% | 655%  33.0%| 34.7% | 34.6% | 34.6%
EEC 1.5% 0.8% 0.7% 0.5% 0.4% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3%
TIL-TIL 0.2% 0.1% 0.1% 0.1% 0.0% 0.0% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1%
EEPA 0.4% 0.4% 1.0% 0.8% 0.7% 0.9% 0.8% 0.8% 0.8% 0.8%
LUZ ANDES 0.2% 0.1% 0.1% 0.1% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
CGE 17.9% | 29.0% | 27.1% | 27.8%| 32.9% | 31.3%| 29.3% | 28.7% | 28.8%| 28.9%
COOPELAN 0.6% 0.5% 0.4% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3%
FRONTEL 7.8% 5.5% 4.9% 4.0% 3.6% 3.4% 3.2% 3.1% 3.1% 3.1%
SAESA 15.7% | 11.1% 9.9% 8.0% 7.3% 7.0% 6.5% 6.3% 6.3% 6.2%
CODINER 0.5% 0.3% 0.3% 0.3% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2%
EDECSA 0.0% 0.0% 0.0% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2%
CEC 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3%
LUZLINARES 0.3% 0.2% 0.2% 0.4% 0.4% 0.4% 0.4% 0.4% 0.4% 0.3%
LUZPARRAL 0.3% 0.2% 0.2% 0.4% 0.4% 0.4% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3%
COPELEC 0.8% | 65.0% 0.6% 0.5% 0.5% 0.5% 0.5% 0.5% 0.5% 0.5%
COELCHA 0.1% 0.2% 0.2% 0.1% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2%
SOCOEPA 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1%
COOPREL 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1%
LUZOSORNO 1.0% 0.7% 0.7% 0.5% 0.5% 0.5% 0.4% 0.4% 0.4% 0.4%
CRELL 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.3% 0.3% 0.3% 0.2% 0.2% 0.2%

Tabla 36: Distribucion anual por empresas.
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Empresa Ene Feb Mar Abr | May | Jun Jul | Ago | Sep | Oct | Nov Dic
EMELARI 86% | 7.7% | 8.9% | 8.1% | 8.6% | 8.3% | 85% | 8.2% | 7.8% | 8.7% | 8.1% | 8.6%
ELIQSA 86% | 7.6% | 89% | 7.2% | 8.2% | 9.1% | 8.4% | 8.4% | 7.9% | 8.7% | 8.5% | 8.6%
ELECDASING | 8.3% | 7.1% | 8.2% | 8.0% | 8.4% | 8.5% | 9.9% | 8.5% | 8.0% | 8.5% | 8.2% | 8.4%
ELECDASIC 85% | 7.3% | 8.6% | 8.2% | 8.0% | 7.8% | 8.6% | 8.8% | 8.2% | 8.9% | 8.4% | 8.9%
EMLAT 9.3% | 8.1% | 85% | 7.5% | 7.5% | 7.5% | 7.9% | 7.8% | 7.8% | 9.1% | 9.1% | 9.8%
CHILQUINTA | 9.1% | 8.3% | 8.9% | 8.1% | 8.2% | 8.0% | 8.3% | 8.1% | 7.7% | 8.4% | 8.3% | 8.8%
CONAFE 9.0% | 8.3% | 8.6% | 8.0% | 8.3% | 7.9% | 8.3% | 8.2% | 7.8% | 8.5% | 8.3% | 8.8%
EMELCA 9.6% | 85% | 9.0% | 7.7% | 7.9% | 7.9% | 7.9% | 8.1% | 7.4% | 8.4% | 8.6% | 8.8%
LITORAL 11.1% | 11.7% | 7.9% | 7.4% | 7.7% | 7.3% | 8.7% | 7.8% | 7.9% | 7.4% | 7.3% | 7.9%
CHILECTRA 84% | 7.2% | 8.3% | 7.9% | 8.4% | 9.1% | 9.3% | 8.8% | 8.1% | 8.3% | 8.0% | 8.3%
EEPA 80% | 7.3% | 83% | 7.9% | 8.7% | 8.9% | 9.2% | 8.8% | 8.2% | 8.3% | 8.0% | 8.4%
CGED 8.6% | 7.9% | 8.9% | 8.2% | 8.4% | 8.6% | 8.8% | 8.3% | 7.6% | 8.0% | 8.0% | 8.7%
COOPELAN 11.8% | 9.6% | 88% |6.7% | 7.2% | 7.0% | 7.2% | 6.9% | 6.6% | 7.4% | 8.8% | 12.0%
FRONTEL 85% | 7.8% | 8.7% | 8.0% | 8.5% | 8.5% | 8.7% | 8.4% | 8.0% | 8.3% | 8.1% | 8.6%
SAESA 84% | 7.8% | 8.6% | 8.0%  8.4% | 8.3% | 8.6% | 8.4% | 8.0% | 8.7% | 8.3% | 8.6%
CODINER 10.1% | 8.6% | 8.7% | 7.7% | 8.1% | 7.9% | 8.0% | 7.8% | 7.3% | 8.3% | 8.2% | 9.4%
EDECSA 11.3% | 10.1% | 10.1% | 7.7% | 7.0% | 6.0% | 6.3% | 6.4% | 6.2% | 8.6% | 9.9% | 10.5%
CEC 8.8% | 10.7% | 12.9% | 8.8% | 8.6% | 7.5% | 7.0% | 5.8% | 5.1% | 6.6% | 8.3% | 9.9%
LUZLINARES | 11.0% | 10.5% | 11.0% | 7.9% | 7.7% | 7.1% | 6.8% | 6.1% | 5.5% | 7.1% | 8.8% | 10.5%
LUZPARRAL | 14.3% | 11.9% | 10.3% | 6.3% | 6.2% | 5.7% | 5.6% | 5.1% | 4.7% | 6.9% | 9.5% | 13.5%
COPELEC 11.0% | 9.4% | 89% | 7.0% | 7.3% | 7.2% | 7.6% | 7.3% | 6.8% | 7.7% | 9.0% | 10.7%
COELCHA 9.5% | 9.0% | 8.9% | 7.6% | 8.1% | 8.0% | 8.1% | 8.2% | 7.5% | 8.3% | 8.1% | 8.8%
SOCOEPA 9.8% | 9.0% | 84% | 7.4% | 7.6% | 7.3% | 7.9% | 8.1% | 8.2% | 8.3% | 8.1% | 9.8%
COOPREL 10.5% | 9.0% | 8.6% | 7.5% | 7.7% | 7.5% | 7.9% | 7.6% | 7.7% | 8.3% | 7.8% | 10.1%
LUZOSORN 95% | 84% | 88% | 7.4% | 7.5% | 7.5% | 8.1% | 8.0% | 7.9% | 8.5% | 8.4% | 9.9%
Tabla 37: Distribucion mensual de cada empresa.
Empresa Barras
EMELARI 26.0% Lagunas 220/ 1,5% Crucero 220 /72,6% Tarapaca 220
ELIQSA 18.9% Lagunas 220 / 0,9% Crucero 220 / 80,3% Tarapacéa 220
ELECDA SING 8.5% Atacama 220/ 77,7% Crucero 220 / 13,9% Encuentro 220
ELECDA SIC 100,0% Diego de Almagro 220
EMELAT 6,7% Diego de Almagro 220/ 76,7% Cardones 220 / 16,5% Maitencillo 220 / 0,1% Pan de
Azlcar 220
CHILQUINTA 85,5% Quillota 220 / 3,2% Nogales 220 / 2,6% Polpaico 220 / 8,7% Melipilla 220
CONAFE 2,1% Maitencillo 220 / 54,1% Pan de Azlcar 220/ 21,1% Los Vilos 220 / 22,0% Quillota
220/ 0,7% Nogales 220
EMELCA 95,7% Quillota 220 / 4,3% Nogales 220
LITORAL 78,8% Quillota 220 / 4,1% Nogales 220 / 17,1% Melipillas 220
0,3% Quillota 220 / 22,1% Polpaico 220 / 19,0% Chena 220 / 31,2% Alto Jahuel 220 /
CHILECTRA 27,2% Cerro Navia 220
EEPA 17,0% Polpaico 220/ 17,9% Chena 220 / 52,0% Alto Jahuel 220 / 13,2% Cerro Navia 220
CGE 10,1% Polpaico 220 / 25,3% Alto Jahuel 220 / 6,0% Cerro Navia 220 / 41,5% Ancoa 220 /
DISTRIBUCION | 13,8% Hualpén 220
COOPELAN 100,0% Charrda 220
FRONTEL 44,6% Charrtua 220 / 0,6% Hualpen 220/ 33,4% Temuco 220 / 21,4% Lagunillas 220
SAESA 2,9% Temuco 220 / 25,5% Valdivia 220 / 18,2% Barro Blanco 220 / 53,5% Puerto Montt
220
CODINER 10,8% Charrtia 220 / 89,2% Temuco 220
EDECSA 94,7% Quillota 220 / 4,3% Nogales 220 / 0,2% Polpaico 220 / 0,9% Chena 220
CEC 98,1% Itahue 220/ 1,9% Charrta 220
LUZLINARES 40,9% Ancoa 220 / 27,0% Itahue 220/ 32,1% Charrta 220
LUZPARRAL 25,1% Ancoa 220 / 18,0% ltahue 220 / 56,9% Charrta 220
COPELEC 5,5% Itahue 220 / 94,5% Charrta 220
COELCHA 100,0% Charrda 220
SOCOEPA 78,2% Valdivia 220 / 21,8% Barro Blanco 220
COOPREL 42,3% Valdivia 220 / 57,8% Barro Blanco 220
LUZ OSORNO 19,3% Valdivia 220 / 68,6% Barro Blanco 220 / 12,1% Puerto Montt 220
CRELL 11,8% Barro Blanco 220 / 88,2% Puerto Montt 220

Tabla 38: Distribucion por barra de cada empresa.
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ANEXO E: PLAN DE OBRAS DE GENERACION

Plan de obras de generacién corto plazo

A continuacion se adjuntan las obras de generacion en el Sistema Interconectado del

Norte Grande a corto plazo.

Sistema Proyecto Propietario Fecha Tipo de | Potencia| Ubicacién

SING Andes Solar AES Gener ene-16 FV 21 Andes220
SING Jama Etapa Il RIIN Capital ene-16 FV 22.5 Calamal10
SING Finis Terrae | Enel Green Power feb-16 FV 69 | Encuentro220
SING Cochrane Ul AES Gener abr-16 Carbon 236 | Cochrane220
SING Pampa Cama | E-CL abr-16 FV 6 Aricall0
SING Pular RIJN CAPITAL abr-16 FV 28.9 Calamal10
SING Paruma RIJN CAPITAL abr-16 FV 21.4 Calamal10
SING Arica Solar 1 1l Sky Solar Group abr-16 FV 18 Parinaco66
SING Arica Solar 1 1l Sky Solar Group abr-16 FV 22 Parinaco66
SING Bolero Etapa | Helio Atacama Tres may-16 FV 42 | Laberinto220
SING Bolero Etapa Il Helio Atacama Tres jun-16 FV 42 | Laberinto220
SING Finis Terrae Il Enel Green Power jun-16 FVvV 69 | Encuentro220
SING Uribe Solar Gestamp jul-16 FV 50 Uribel10
SING Lascar Etapa | RIJN CAPITAL jul-16 FV 30 Calamal10
SING Lascar Etapa Il RIIJN CAPITAL jul-16 FV 34.6 Calamal10
SING Bolero Etapa lll Helio Atacama Tres ago-16 FV 21| Laberinto220
SING Sierra Gorda Enel Green Power ago-16 Edlico 112| Crucero220
SING Kelar BHP Billiton sep-16 GNL 517 Enlace220
SING Cochrane U2 AES Gener sep-16 Carbén 236 | Cochrane220
SING PV Cerro Domina | Abengoa oct-16 FV 100 | Encuentro220
SING Bolero Etapa IV Helio Atacama Tres oct-16 FV 41 | Laberinto220
SING Blue Sky 2 Crucero Este Dos oct-16 FV 34 | Encuentro220
SING Blue Sky 1 Crucero Este Tres oct-16 FV 51.6 | Encuentro220
SING Cerro Pabellon Enel Green Power dic-16 | Geotérmica 48| Crucero220
SING Quillagua | Parque Edlico Quillagua mar-17 FV 23| Crucero220
SING Cerro Dominador | Abengoa jun-17 | Termosolar 110 | Encuentro220
SING Huatacondo Austrian Solar sep-17 FV 98 | Lagunas220
SING IEM E-CL sep-17 Carbén 375| Chacaya220
SING Quillagua Il Parque Edlico Quillagua oct-17 FV 27| Crucero220
SING Usya Acciona oct-17 FV 25| Crucero220
SING Quillagua Il Parque Edlico Quillagua jun-18 FV 50| Crucero220

Tabla 39: Plan de obras de Generacion del SING (CDEC-SING).
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A su vez, las obras de generacion en el Sistema Interconectado Central a corto plazo

son:

Sistema Proyecto Propietario Fecha Tipo de | Potencia| Ubicacion
SIC Malalcahuello Latin American Power ene-16 Pasada 9.2 Temuco220
SIC Carilafquén Latin American Power ene-16 Pasada 19.8 Temuco220
SIC Chaka Etapa Il Central Solar Desierto | ene-16 FV 27 | DAImagro220
SIC Chaka Etapa | Central Solar Desierto | ene-16 FV 23 | DAImagro220
SIC Valleland Valleland SpA ene-16 FV 67.4 | Cardones220
SIC PFV Olmué Sunedison mar-16 FV 144 Quillota220
SIC Los Buenos Aires Enel Green Power mar-16 Edlico 24 Charrual54
SIC Dofia Carmen IMELSA mar-16 Diésel 70 Nogales220
SIC Conejo Etapa | Pattern Energy Group abr-16 FV 104.5 | DAImagro220
SIC Pampa Solar Helio Atacama Nueve abr-16 FV 69 | DAImagro220
SIC Renaico Enel Green Power abr-16 Edlico 88 Temuco220
SIC Valle Solar Alpin abr-16 FVvV 74 Maitenci220
SIC Quilapilun Sunedison may-16 FV 103.2 AJahuel220
SIC Carrera Pinto Il Enel Green Power jun-16 FV 77 CPinto220
SIC Rio Colorado GPE jun-16 Pasada 15 Ancoa220
SIC Los Loros Solaire Direct jun-16 FV 50 | PColorada220
SIC Ancoa GPE jun-16 Pasada 27 Ancoa220
SIC Pelicano Austrian Solar jul-16 FV 100 | Domeyko220
SIC San Juan Latin American Power jul-16 Edlico 184.8 | PColorada220
SIC Abasol Avantia ago-16 FV 61.5 | PColorada220
SIC Divisadero Avenir Solar Chile sep-16 FV 65 Maiten110
SIC El Romero Acciona sep-16 Solar 196 | PColorada220
SIC La Mina Colbln sep-16 Pasada 34 Ancoa220
SIC Guanaco Solar Gestamp ene-17 FV 50 | DAImagro220
SIC Malgarida Acciona abr-17 FV 28 | DAImagro220
SIC CTM-3* E-CL jun-17 | Diésel/gas 250.8 | Cardones220
SIC Nuble Eléctrica Puntilla jun-18 Pasada 136 Ancoa220
SIC Campesino Biobio Generacién sep-18 GNL 630 Charrua220
SIC AM-Las Lajas AES Gener dic-18 Pasada 267 | AltoMaipo110
SIC Los Céndores Endesa dic-18 Pasada 150 Ancoa220
SIC AM-Alfalfal Il AES Gener may-19 Pasada 264 Alfalfal220
SIC San Pedro Colbun oct-20 Pasada 170 Ciruelos220

Tabla 40: Plan de obras de Generacion del SIC (CDEC-SIC).
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Plan de obras de generacion Escenario 1

El plan de obras de generacion del escenario base es idéntico al plan de obras del

escenario base.

Sistema Central Fecha | Potencia MW | Tecnologia Barra de conexion

SIC Mediterraneo sep-21 233.0 Pasada| Nueva Puerto Montt 220
SIC Médulo 02 mar-40 500.0 Pasada| Nueva Puerto Montt 500
SIC Médulo 03 ene-36 460.0 Pasada| Nueva Puerto Montt 500
SIC Médulo 05 ene-33 360.0 Pasada| Nueva Puerto Montt 500
SIC Hidroeléctrica VIl Regién 03 | ene-22 20.0 Minihidro Ancoa 220
SIC Hidroeléctrica VIII Region 02 | mar-28 20.0 Minihidro Charrtia 220
SIC Hidroeléctrica VIII Region 03 | ene-29 20.0 Minihidro Charrtia 220
SIC Grupo MH X Regién 01 ene-27 60.0 Pasada | Nueva Puerto Montt 500
SING CcC2 ene-21 372.6 | Petréleo Diésel Atacama 220
SING DEUTZ ene-21 2.0 | Petréleo Diésel Enaex 110
SIC Edlica IV Region 01 ene-41 100.0 Edlica Charrtia 220
SIC Edlica IV Region 02 ene-42 50.0 Edlica Pan de Azlcar 110
SING EOLICO SING | dic-25 250.0 Edlica Laberinto 220
SING EOLICO SING Il abr-35 200.0 Edlica Crucero 220
SING EOLICO SING Il ene-34 200.0 Eolica Encuentro 220
SING EOLICO SING IV ene-37 300.0 Edlica Encuentro 220
SING EOLICO SING V ene-36 150.0 Edlica Lagunas 220
SING EOLICO SING VI ene-40 100.0 Edlica Escondida 220
SING MEJILLONES | nov-30 342.0 Carbdn Chacaya 220
SING MEJILLONES Il mar-34 342.0 Carbdn Los Changos 500
SING MEJILLONES IlI oct-26 342.0 Carbén Chacaya 220
SING Tarapaca | ene-28 342.0 Carbon Tarapaca 220
SING Tarapaci Il oct-33 342.0 Carbon Tarapaci 220
SING Tarapaci lll ene-37 342.0 Carbon Tarapaca 220
SING Tarapaca IV ene-42 342.0 Carbon Tarapaca 220
SIC Carbén Cardones 01 mar-40 342.0 Carbén Nueva Cardones 500
SIC Carbén Cardones 02 ene-42 342.0 Carbén Nueva Cardones 500
SIC Carbén Maitencillo 01 nov-28 342.0 Carbén Nueva Maitencillo 500
SIC Carbén Maitencillo 02 feb-30 342.0 Carbén Maitencillo 220
SIC Carboén Maitencillo 03 jul-36 342.0 Carbon Maitencillo 220
SIC Carbén Pan de Azlcar 01 oct-31 342.0 Carbén | Nueva Pan de Azlcar 500
SIC Carbén Pan de Azlcar 02 nov-38 400.0 Carbén Pan de Azlcar 220
SIC Carbén Pan de Azlcar 03 oct-38 400.0 Carbén | Nueva Pan de Azucar 500
SIC Carbon Nogales 01 sep-26 342.0 Carbdn Nogales 220
SIC Carbdn Nogales 02 ene-39 342.0 Carbon Nogales 220
SIC Carboén Polpaico 01 mar-32 400.0 Carbon Polpaico 220
SIC Carbon Polpaico 02 ene-35 400.0 Carbon Polpaico 500
SIC Carboén Polpaico 03 feb-41 400.0 Carbon Polpaico 500
SIC San Isidro 01 GNL New ene-29 350.0 Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro 02 GNL New ene-38 392.0 Gas Natural San Luis 220
SIC Tierra Noble ene-21 575.0 Gas Natural Nueva Charra 500
SIC Los Guindos CC ene-21 420.0 Gas Natural Nueva Charrta 220
SIC Solar SIC 4 ene-21 100.0 Fotovoltaica Pan de Azucar 220
SIC San Isidro 01 GNL dic-28 -350.0 Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro 02 GNL dic-38 -392.0 Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro Diésel dic-28 -305.0 | Petréleo Diésel San Luis 220
SIC San Isidro 02 CC Diésel dic-38 -350.0 | Petroleo Diésel San Luis 220
SIC Nueva Renca Diésel dic-37 -312.0 | Petroleo Diésel Renca 110

Tabla 41: Plan de obras de generacién largo plazo — Escenario 1
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Plan de obras de generacion Escenario 2

Sistema Central Fecha entrada | Potencia [MW] | Tecnologia Barra

SIC Mediterraneo sep-21 233.0 Pasada | Nueva Puerto Montt 220
SING CC2 ene-21 372.6 Diésel Atacama 220
SING DEUTZ ene-21 2.0 Diésel Enaex 110
SIC Tierra Noble ene-21 575.0| Gas Natural Nueva Charrgia 500
SIC Los Guindos CC ene-21 420.0| Gas Natural Nueva Charriia 220
SIC Solar SIC 4 ene-21 100.0 | Fotovoltaica Pan de Azlcar 220
SIC Hidroeléctrica VII RO3 ene-22 20.0 Minihidro Ancoa 220
SING EOLICO SING | dic-25 250.0 Edlica Laberinto 220
SING Tarapaca GNL | ene-26 350.0 | Gas Natural Tarapaca 220
SIC Grupo MH X Region 01 ene-27 60.0 Pasada Puerto Montt 500
SIC Puchuncavi CC | ene-27 575.0 | Gas Natural Polpaico 500
SIC Hidroeléctrica VIII R02 mar-28 20.0 Minihidro Charrtia 220
SIC Alto Jahuel CC | ene-28 575.0| Gas Natural Alto Jahuel 500
SIC San Isidro 01 GNL dic-28 -350.0 | Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro Diésel dic-28 -305.0 Diésel San Luis 220
SIC Hidroeléctrica VIII RO3 ene-29 20.0 Minihidro Charrta 220
SIC San Isidro 01 GNL New ene-29 350.0| Gas Natural San Luis 220
SING MEJILLONES GNL | feb-29 350.0 | Gas Natural Los Changos 500
SIC Puchuncavi CC Il feb-31 575.0 | Gas Natural Polpaico 500
SING MEJILLONES GNL Il ene-32 350.0 | Gas Natural Los Changos 500
SIC Punta Colorada CC | ene-33 575.0| Gas Natural Punta Colorada 500
SING EOLICO SING Il ene-34 200.0 Edlica Encuentro 220
SIC Puchuncavi CC Il ene-34 575.0 | Gas Natural Polpaico 500
SING EOLICO SING Il abr-35 200.0 Edlica Crucero 220
SING Tarapaca GNL Il feb-35 350.0 | Gas Natural Tarapaci 220
SING EOLICO SING V ene-36 150.0 Edlica Lagunas 220
SIC Alto Jahuel CC I ene-36 575.0 | Gas Natural Alto Jahuel 500
SING EOLICO SING IV ene-37 300.0 Edlica Encuentro 220
SIC Maitencillo CC | ene-37 575.0| Gas Natural Nueva Maitencillo 500
SIC Nueva Renca Diésel dic-37 -312.0 Diésel Renca 110
SIC San Isidro 02 GNL New ene-38 392.0 | Gas Natural San Luis 220
SIC Alto Jahuel CC Il ene-38 575.0 | Gas Natural Alto Jahuel 500
SIC San Isidro 02 GNL dic-38 -392.0 | Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro 02 CC Diésel dic-38 -350.0 Diésel San Luis 220
SIC Puchuncavi CC IV ene-39 575.0 | Gas Natural Polpaico 500
SING EOLICO SING VI ene-40 100.0 Edlica Escondida 220
SING Tarapaca GNL IlI feb-40 350.0 | Gas Natural Tarapaca 220
SIC Maitencillo CC Il ene-40 575.0 | Gas Natural Nueva Maitencillo 500
SIC Edlica IV Regién 01 ene-41 100.0 Edlica Charrtia 220
SIC Punta Colorada CC Il ene-41 575.0| Gas Natural Punta Colorada 500
SIC Edlica IV Region 02 ene-42 50.0 Edlica Pan de Azicar 110
SING MEJILLONES GNL Il ene-42 350.0 | Gas Natural Los Changos 500
SIC Alto Jahuel CC IV ene-42 575.0 | Gas Natural Alto Jahuel 500

Tabla 42: Plan de obras de generacién largo plazo — Escenario 2
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Plan de obras de generacion Escenario 3

Sistema Central Fecha entrada | Potencia MW | Tecnologia Barra de conexion

SIC Neltume sep-26 473 Pasada Ciruelos 220
SIC Cuervo jul-26 640 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SIC Blanco Austral ene-27 375 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SIC Mediterraneo sep-21 233 Pasada Nueva Puerto Montt 220
SIC Mddulo 01 abr-35 660 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SIC Maodulo 02 mar-34 500 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SIC Maodulo 03 sep-36 460 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SIC Hidroeléctrica VIl RO3 ene-22 20 Minihidro Ancoa 220
SIC Hidroeléctrica VIl R0O2 mar-28 20 Minihidro Charrda 220
SIC Hidroeléctrica VIl RO3 ene-29 20 Minihidro Charrda 220
SIC Grupo MH X RO1 ene-27 60 Pasada Nueva Puerto Montt 500
SING CC2 ene-21 372.6 Diésel Atacama 220
SING DEUTZ ene-21 2 Diésel Enaex 110
SIC Cabo Leones | ene-26 170 Edlica Paposo 220
SIC Cabo Leones Il ene-26 204 Edlica Don Goyo 220
SIC Edlica IV Region 01 ene-28 100 Edlica Charria 220
SIC Edlica IV Region 02 ene-29 50 Edlica Pan de Azlcar 110
SIC Edlica IV Region 03 oct-28 50 Edlica Los Vilos 220
SIC Eolica IV Region 04 ene-28 50 Edlica Los Vilos 220
SIC Edlica IV Region 06 oct-38 50 Edlica Punta Colorada 220
SIC Edlica Concepcion 01 nov-28 100 Edlica Nueva Charrda 220
SIC Eolica Concepcion 02 ene-30 50 Edlica Concepcion 220
SIC Edlica Concepcion 04 mar-26 50 Edlica Concepcion 220
SIC Edlica Concepcion 05 ene-30 100 Edlica Nueva Charrda 220
SIC Chiloé | ene-38 80 Edlica Chiloe 220
SIC Chiloé 11 jul-39 100 Edlica Chiloe 220
SIC Edlica Concepcion 08 ene-40 100 Edlica Concepcion 220
SING EOLICO SING | dic-25 250 Edlica Laberinto 220
SING EOLICO SING Il abr-35 200 Edlica Crucero 220
SING EOLICO SING Il ene-34 200 Edlica Encuentro 220
SING EOLICO SING IV ene-37 300 Edlica Encuentro 220
SING EOLICO SING V ene-36 150 Edlica Lagunas 220
SING EOLICO SING VI ene-39 100 Edlica Escondida 220
SING MEJILLONES GNL | ene-42 350 | Gas Natural Los Changos 500
SING Tarapaca GNL | ene-39 350 | Gas Natural Tarapaca 220
SIC San Isidro 01 GNL N ene-29 350 | Gas Natural San Luis 220
SIC San Isidro 02 GNL N ene-38 392 | Gas Natural San Luis 220
SIC Puchuncavi CC | ene-36 575 | Gas Natural Polpaico 500
SIC Puchuncavi CC II ene-39 575 | Gas Natural Polpaico 500
SIC Alto Jahuel CC | ene-38 575 | Gas Natural Alto Jahuel 500
SIC Alto Jahuel CC Il mar-41 575 | Gas Natural Alto Jahuel 500
SIC Tierra Noble ene-21 575 | Gas Natural Nueva Charrtia 500
SIC Los Guindos CC ene-21 420 | Gas Natural Nueva Charrgia 220
SIC Solar SIC 1 ene-31 200 FV Pan de Azucar 220
SIC Solar SIC 2 ene-32 300 FV Polpaico 220
SIC Solar SIC 3 jul-36 300 FV Diego de Almagro 220
SIC Solar SIC 4 ene-21 100 FV Pan de Azlcar 220
SIC Solar SIC 5 jul-38 250 FV Diego de Almagro 220
SIC Solar SIC 6 jul-39 300 FV Diego de Almagro 220
SIC Solar SIC 7 ene-42 300 FV Carrera Pinto 220
SIC Solar SIC 8 ene-42 200 FV Carrera Pinto 220
SIC Solar SIC 10 ene-22 100 FV Maitencillo 220

Tabla 43: Plan de obras de generacion largo plazo — Escenario 3 (parte A)
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Sistema Central Fecha entrada | Potencia MW | Tecnologia Barra de conexién

SIC CSP TES SIC | abr-38 100 | Termosolar Nueva Cardones 220
SIC CSP TES SIC I abr-39 150 | Termosolar Nueva Cardones 220
SIC CSP TES SIC I abr-41 150 | Termosolar Nueva Cardones 220
SIC CSP SIC | jul-29 360 | Termosolar | Nueva Pan de Azlcar 500
SIC CSP SIC I ene-30 360 | Termosolar Polpaico 500
SIC CSP SIC 11l nov-28 360 | Termosolar Polpaico 500
SIC CSP SIC IV feb-41 360 | Termosolar| Nueva Pan de Azucar 500
SIC CSP SICV dic-31 360 | Termosolar Polpaico 500
SIC CSP SIC VI oct-32 360 | Termosolar Nueva Charrgia 500
SIC CSP SIC VI jul-32 360 | Termosolar Polpaico 500
SIC CSP SIC VI abr-37 360 | Termosolar Nueva Maitencillo 500
SIC CSP SIC IX abr-36 360 | Termosolar Polpaico 500
SIC Solar Acum 1 SIC ene-29 150 | Termosolar | Nueva Pan de Azlcar 500
SIC Solar Acum 2 SIC ene-38 150 | Termosolar Polpaico 500
SIC Solar Acum 3 SIC ene-37 150 | Termosolar Nueva Maitencillo 500
SIC Solar Acum 4 SIC ene-38 150 | Termosolar | Nueva Pan de Azlcar 500
SIC Solar Acum 5 SIC ene-38 150 | Termosolar Polpaico 500
SIC Solar Acum 6 SIC ene-40 150 | Termosolar| Nueva Pan de Azlcar 500
SIC Solar Acum 7 SIC ene-40 150 | Termosolar Polpaico 500
SIC Solar Acum 8 SIC ene-41 150 | Termosolar Nueva Maitencillo 500
SIC Solar Acum 9 SIC ene-41 150 | Termosolar Polpaico 500
SIC Solar Acum 10 SIC ene-42 150 | Termosolar | Nueva Pan de Azlcar 500
SING Solar SING | feb-26 150 FV Lagunas 220
SING Solar SING 1l ene-28 150 FV Lagunas 220
SING Solar SING Il ene-30 200 FV Encuentro 220
SING Solar SING IV abr-36 150 FV Lagunas 220
SING Solar SING V nov-39 75 FVvV Arica 066
SING Solar SING VI ene-21 100 FV Crucero 220
SING Solar SING VI ene-42 100 FV Crucero 220
SING Solar SING VI ene-40 300 FV | Nva Crucero Encuentro 500
SING Geotérmica Apache 02 ene-42 40 | Geotérmica Collahuasi 220
SING Geotérmica Irruputunco ene-42 50 | Geotérmica Andes 220
SING Geotérmica Pollo01 ene-30 100 | Geotérmica Pozo Almonte 220
SING Geotérmica Pollo02 ene-34 100 | Geotérmica Pozo Almonte 220
SING Geotérmica Puchul 01 abr-40 40 | Geotérmica Cerro Colorado 110
SING Geotérmica Puchul 02 abr-40 60 | Geotérmica Cerro Colorado 110
SING Geotérmica Puchul 03 ene-42 80 | Geotérmica Cerro Colorado 110
SING CSP TES | ene-38 150 FV | Nva Crucero Encuentro 220
SING CSP TES Il ene-40 150 FV Encuentro 220
SING CSP TES llI ene-41 150 FV Crucero 220
SING Solar Acum 1 ene-21 150 | Termosolar Lagunas 220
SING Solar Acum 2 ene-26 150 | Termosolar Crucero 220
SING Solar Acum 3 ene-26 150 | Termosolar Encuentro 220
SING Solar Acum 4 ene-26 150 | Termosolar Laberinto 220
SING Solar Acum 5 ene-28 150 | Termosolar Laberinto 220
SING Solar Acum 6 ene-28 150 | Termosolar Lagunas 220
SING Solar Acum 7 ene-29 150 | Termosolar Crucero 220
SING Solar Acum 8 oct-30 150 | Termosolar Encuentro 220
SING Solar Acum 9 oct-30 150 | Termosolar Laberinto 220
SING Solar Acum 10 oct-30 350 | Termosolar Pozo Almonte 220
SING Solar Acum 11 jun-31 350 | Termosolar Pozo Almonte 220
SING Solar Acum 12 oct-34 350 | Termosolar Pozo Almonte 220

Tabla 44: Plan de obras de generacion largo plazo — Escenario 3 (parte B)
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Sistema Central Fecha entrada | Potencia MW | Tecnologia Barra de conexién

SING Solar Acum 13 ene-32 350 | Termosolar Pozo Almonte 220
SING Atacama Solar ene-32 283 FV Tarapaca 220
SING Laberinto FV ene-40 146.5 FV Laberinto 220
SING Crucero FV ene-40 288.2 FV Crucero 220
SING CSP Tamarugal Solar oct-26 450 | Termosolar Encuentro 220
SING Pedro de Valdivia mar-28 360 | Termosolar Encuentro 220
SING CSP SING | feb-33 450 | Termosolar Tarapaca 220
SING CSP SING Il ene-41 450 | Termosolar | Nva Crucero Encuentro 500
SING CSP SING 11l sep-31 450 | Termosolar | Nva Crucero Encuentro 500
SING CSP SING IV ene-39 450 | Termosolar | Nva Crucero Encuentro 500
SIC San Isidro 01 GNL dic-28 -350 GNL San Luis 220
SIC San Isidro 02 GNL dic-38 -392 GNL San Luis 220
SIC San Isidro Diésel dic-28 -305 Diésel San Luis 220
SIC San Isidro 02 CC Diésel dic-38 -350 Diésel San Luis 220
SIC Nueva Renca Diésel dic-37 -312 Diésel Renca 110

Tabla 45: Plan de obras de generacién largo plazo — Escenario 3 (parte C)
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ANEXO F: PLAN DE OBRAS DE TRANSMISION

Fecha Estimada

Descripcion Propietario P o
uesta en Servicio
Ampliaciéon SE Ciruelos 220 kV TRANSELEC ene-17
Tendido segundo circuito linea Cardones - Diego de Almagro con secc.

’ en SE Carrera Pinto ’ ’ ELETRANS ene-17
Seccionamiento barra principal Carrera Pinto TRANSELEC ene-17
Seccionamiento barras 500kV SE Alto Jahuel TRANSELEC feb-17

Seccionamiento barras 500 kV SE Ancoa TRANSELEC feb-17
Seccionamiento barras 500 kV SE Charrda TRANSELEC feb-17
Seccionamiento completo en SE Rahue TRANSELEC feb-17
Ampliacién SE San Andrés San Andrés abr-17
Ampliacion SE Temuco TRANSELEC jul-17
Ampliacion S/E Carrera Pinto 220 kV TRANSELEC oct-17
Seccionamiento del circuito N°1 Cardqnes - Diego de Almagro en S/E ELETRANS oct-17
Carrera Pinto
Ampliaciéon S/E Cardones 220 kV TRANSELEC oct-17
Cambio de Interruptores 52J3 y 52J10 en S/E Alto Jahuel 220 kV T Colbgn_ p oct-17
ransmision
Cambio de Interruptores 52JS, 52JCE1, 5236, 52JZ3 y 52J7 en S/E
P Alto Jahuel 220 kV / TRANSELEC oct-17
Cambio de Interruptores 52J75,52JT6 y 52J15 en S/E Charrda 220 kV | TRANSELEC oct-17
Cambio de Interruptores 52323 y 5233 en S/E Charrtia 220 kV Trags/;:hlle oct-17
. Colbun
Nueva S/E Seccionadora Puente Negro 220 kV Transmision oct-17
Tercer banco de autotransformadores 500/220 kV, 750 MVA TRANSELEC ene-18
Nueva Linea Cardones-Maitencillo 2 x 500 kV INTERCHILE dic-17
Nueva Linea Maitencillo-Pan de Azucar 2 x 500 kV INTERCHILE dic-17
Nueva linea 2x220 kV 1500 MW entre SE Los Changos y SE Kapatur (*) ene-18
Nueva Linea Pan de Azucar-Polpaico 2 x 500 kV INTERCHILE ene-18
Banco Autotransformadores 500/220 kV INTERCHILE ene-18
Banco Autotransformadores 500/220 kV INTERCHILE ene-18
Banco Autotransformadores 500/220 kV INTERCHILE ene-18
Charrta
Linea Charrta - Ancoa - 2x 500 kV: primer circuito Transmisora feb-18
de Energia
Aumento de capacidad de la linea 1x220 kV Cardones - Carrera Pinto - | o \\ s EC mar-18
Diego de Almagro

Subestacidn seccionadora Nueva Diego de Almagro (*) abr-18

Secc. lineas 2x500 kV Charrta—Ancoa y Nueva linea 2x220 kV Nueva .
Charriia — Charrta ) nov-18
Nueva Linea 2x 220 Ciruelos-Pichirropulli: tendido del primer circuito ELETRANS may-18
Tendido segundo circuito linea 2x220 kV Ciruelos - Pichirropulli ELETRANS may-18
Nueva Linea 1x 220 kV A. Melipilla — Rapel ELETRANS II oct-18
Nueva Linea 2x 220 kV Lo Aguirre — A. Melipilla ELETRANS II oct-18
Nueva Linea Lo Aguirre - Cerro Navia 2x220 kV TRANSELEC ene-19
Nueva linea 2x220 kV entre SE Nueva Diego de Almagro - Cumbres y * oct-19

Banco de Autotransformadores 1x750 MVA 500/220 kV

Linea 2x500 kV Pichirropulli — Nueva Puerto Montt, energizada en 220 "
KV *) may-21

Normalizacién en S/E Diego de Almagro 220 kV ELETRANS oct-18

Seccionamiento de Ia_Iinea 2x220 kv Qardones - Carrera Pinto - Diego San Andrés abr-19
de Almagro y cambio de configuracién en S/E San Andrés 220 kV
Normalizacion en S/E Pan de Azlcar 220 kV TRANSELEC oct-18
Seccionamiento del segundo circuito de la linea Pan de Azlcar - Las | Parque Edlico oct-18
Palmas 2x220 kV en S/E Don Goyo El Arrayan

Tabla 46: Plan de obras de transmisién (decretadas) — SIC (parte A).
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Fecha Estimada

Descripcion Propietario Puesta en Servicio
Seccionamiento del primer circuito de la linea Pan de Azlcar - Las Parque Edlico oct-18
Palmas 2x220 kV en S/E La Cebada Los Cururos
S/E Seccionadora El Llano 220 kV, Normalizacién pafio J12 en S/E Colbln .
Polpaico 220 kV y Normalizaciéon en S/E Los Maquis 220 kV Transmision Jun-19
Normalizacion en S/E Chena 220 kV Chilectra oct-18
Normalizacion de pafios J3 y J4 en S/E Chena 220 kV TRANSELEC oct-18
Seccionamiento del segundo circuito de la linea Polpaico - Lo Aguirre
2x5009kv en S/E Lo Aguirre 500 k\? ’ TRANSELEC oct-18
Normalizacion en S/E Alto Jahuel 220 kV TRANSELEC ene-18
Normalizacion de pafios J3 y J10 en S/E Alto Jahuel 220 kV T COlbl.m. . ene-18
ransmision
L . ' e . Colbun
Ampliacion y Cambio de configuracion en S/E Maipo 220 kV Transmision oct-18
Normalizacion en S/E Candelaria 220 kV y Nueva Compensacion Serie Colbun oct-18
en S/E Puente Negro 220 kV Transmision
Normalizacion en S/E Ancoa 220 kV Colbgq . oct-18
Transmision
Normalizacion en S/E Charrtda 220 kV TRANSELEC oct-18
Normalizacion en S/E Dugueco 220 kV TRANSNET abr-19
S/E Seccionadora Nueva Valdivia 220 kV TRANSELEC oct-18
Ampliaciéon y Cambio de configuracion en S/E Melipulli 220 kV STS oct-18
Normalizacion en S/E Puerto Montt 220 kV TRANSELEC ago-18
Nuevo Banco de Autotransformadores 1x750 MVA 500/220 kV en S/E . abr-20
Nueva Cardones, S/E Nueva Maitencillo y S/E Nueva Pan de Azlcar
S/E Seccionadora Nueva Lampa 220 kV - oct-19

Tabla 47: Plan de obras de transmisién (decretadas) — SIC (parte B).

Fecha estimada

Descripcion Propietario puesta en servicio
Banco de condensadores de 60 MVAr y cambio TTCC pafios J1y J2 | TRANSELEC oct-15
Aumento de capacidad de linea 2x220 Crucero-Encuentro y cambio .
P T SE Crucers y TRANSELEC dic-15
SE Seccionadora Miraje 220 kV TRANSELEC ene-16
Barra seccionadora en 220kV en la SE Tarapaca TRANSELEC mar-16
Nueva Linea 2 x 220 kV Encuentro - Lagunas, primer circuito INTERCHILE abr-17
Tendido segundo circuito linea 2 x 220 kV Encuentro - Lagunas INTERCHILE abr-17
Nueva linea 2x220 kV 1500 MW entre SE Los Changos y SE Kapatur *) ene-18
Nueva SE Crucero Encuentro *) nov-18
Ampliaciéon S/E Nueva Crucero Encuentro (**) may-19
Extension lineas 2x220 kV Crucero-Lagunas para reubicacion de **) may-19
conexiones desde S/E Crucero a S/E Nueva Crucero Encuentro
Ampliacién de conexiones al interior de la S/E Crucero para la E-CL may-19
reubicacion a S/E Nueva Crucero Encuentro
Nueva Linea 2x500 kV 1500 MW entre SE Los Changos y SE Nueva
Crucero Encuentro, Bancos de Autotransformadores 2x750 MVA *) oct-20
500/220 kV en SE Nueva Crucero Encuentro, Banco de
Autotransformadores 750 MVA 500/220 kV en SE Los Changos
Ampliaciéon y cambio de configuracién en S/E Parinacota 220 kV TRANSEMEL oct-18
Incorporacion de pafio de linea 1x_220 kV Céndores - Parinacota en S/E TRANSELEC oct-18
Parinacota
Ampliaciéon y cambio de configuracion en S/E Céndores 220 kV TRANSEMEL oct-18
Incorporacién de pafio de linea :I:x220 kV Tarapacé - Condores en S/E TRANSEMEL oct-18
Céndores
Ampliaciéon y cambio de configuracion en S/E Pozo Almonte 220 kV E-CL oct-18
Seccionamiento del segundo circuito Lagunas - Crucero 2x220 kV en S .
. unEdison oct-18
S/E Maria Elena
Nueva S/E Seccionadora Quillagua 220 kV TRANSELEC oct-18

Tabla 48: Plan de obras de transmisién (decretadas) — SING (parte A).
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Descripcion Propietario fFecha esumada}
puesta en servicio
Minera El
Cambio de TTCC lineas 1x220 kV Encuentro - El Tesoso y El Tesoro - Tesro - abr-18
Esperanza Minera
Esperanza
Normalizacién conexién de pafio de linea 1x220 Laberinto - El Cobre E-CL oct-18
en S/E Laberinto 220 kV
Normalizacién conexién de pafio de linea 2x220 Crucero - Laberinto:
circuito 1 epn S/E Laberinto 220 kV Angamos oct-18
Normalizacién conexion de pafio de linea 2x220 Crucero - Laberinto: AES Gener oct-18
circuito 2 en S/E Laberinto 220 kV
Normalizacién en S/E El Cobre 220 kV E-CL oct-18
Subestacion Seccionadora Nueva Pozo Almonte 220 kV; Nueva linea
2x220 kV entre S/E Nueva Pozo Almonte - Pozo Almonte, tendido del
primer circuito; Nueva linea 2x220 kV entre S/E Nueva Pozo Almonte - - abr-21
Codndores, tendido del primer circuito; y Nueva Linea 2x220 kV entre
S/E Nueva Pozo Almonte - Parinacota, tendido del primer circuito

Tabla 49: Plan de obras de transmision (decretadas) — SING (parte B).

Diagrama unilineal SING simplificado:

Tarapaca 220 kV

= P0zO Almonte 220 kV

Lagunas

Rio Loa 220 kV
SIC

Los Changos 220 kV

220 kV

Crucero 220 kV

Encuentro 220 kV

El Cobre 220 kV

|
Angamos 220 kV |

Atacama 220 kV

O'Higgins 220 kV

Domeyko 220 KV s

Sulfuros 220 kv ===

Figura 25: Diagrama reducido del SING
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Diagrama unilineal SIC Norte simplificado:

SING
Diego de Almagro 220 kV
uevaDiego de Almagro
> = Nueva Diegode Al 20kv
Cumbre Carrera Pinto 220 kV
San Andrés 220 kv
Nueva Cardones
Cardones 220 kV
500 kv | m T
Nueva Maitencillo
500 kV Maitencillo 220 kV
L |l \
PuntaColorada220 kv
Nueva Pan de Aztcar
500 kV. Pan de Azucar 220 kV
L] |l [
Las Palmas 220 kv

Los Vilos 220 kV

Nogales 220 kV

Quillota220kV st

500 kv

ﬂ— Los Maquis 220 kV

L

Polpaico 220 kV

CerroNavia 220 kV

[I—e

Lo Aguirre 220 kV

Chena220 kV

Figura 26: Diagrama simplificado del SIC Norte.
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Diagrama unilineal SIC Sur simplificado:

500 kV

500 kV

CerroNavia 220 kV

Lo Aguirre 220 kV

C o
Chena220 kv
AltoJahuel 220 kv
Lo
Maipo 220 kV
Candelaria220kV
Colbun 220 kv
i Ancoa220 kv
Itahue 220 kV
pal
[ i Charrda 220 kv
- Hualpén 220 kv Mulchen 220 kV

Lagunillas 220 kV -

Temuco 220 kV

Cautin 220 kV

Ciruelos 220 kV

Valdivia220kv

Rahue 220 kV ==

Pichirropulli 220 kv

Puerto Montt 220 kV

Figura 27: Diagrama simplificado del SIC Sur.
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ANEXO G: COSTOS DE DESARROLLO POR ESCENARIO

En este apartado se adjunta el costo de desarrollo evaluado para todos los tipos de

tecnologias aplicando el impuesto de emisiones de CO..

COMA | Factor |Rendimiento Costo
P Cl P . Ccvc Ccvnc | CTEP con
Tecnologia $/kW- de Térmico Combustible :
gia imussmw | [ 1 Planta | [BtokWR] | [DSDMMbry | [SMWN] | [SIMWh] | impuesto
Hidraulica 3.4 73 58% - - 0 0 82.4
Fotovoltaica 2.1 25 32% - - 0 6 63.7
Carbén 3 63 85% 8976 4.2 38.1 3 89.9
Gas Natural 1.3 23 70% 6309 11.2 70.7 2.5 98.1
Geotermia 6.5 104 95% - - 0 2 90.5
Edlica 2.3 53 35% - - 0 7.7 80.0
Termosolar 5 48 62% - - 0 6 95.4
Biomasa 2.7 63 85% - - 0 0 56.1
Tabla 50: Costo de desarrollo por tecnologia — Escenario base.
COMA | Factor |Rendimiento Costo
p Cl P . Ccvc Ccvnc | CTEP con
Tecnologia $/kW- de Térmico Combustible :
gia mussmw | | o Planta | [BtokWR] | [DSDMMbry | [SMWN] | [SIMWh] | impuesto
Hidraulica 3.4 73 58% - - 0 0 82.4
Fotovoltaica 2.1 25 32% - - 0 6 63.7
Carboén 3 63 85% 8976 4.2 38.1 3 92.5
Gas Natural 1.3 23 70% 6309 11.2 70.7 2.5 100.1
Geotermia 6.5 104 95% - - 0 2 90.5
Edlica 2.3 53 35% - - 0 7.7 80.0
Termosolar 5 48 62% - - 0 6 95.4
Biomasa 2.7 63 85% - - 0 0 56.1
Tabla 51: Costo de desarrollo por tecnologia — Escenario 1.
COMA | Factor |Rendimiento Costo
. Cl PR . Ccvc Ccvnc | CTEP con
Tecnologia $/kW- de Térmico Combustible ;
gl ivussmwg | L ol Planta | [Btuiwh] | [USDVMbey] | [SMWR] | [SMWh] | impuesto
Hidraulica 3.4 73 58% - - 0 0 82.4
Fotovoltaica 2.1 25 32% - - 0 6 63.7
Carboén 3 63 85% 8976 4.2 38.1 3 101.9
Gas Natural 1.3 23 70% 6309 11.2 70.7 2.5 101.7
Geotermia 6.5 104 95% - - 0 2 90.5
Edlica 2.3 53 35% - - 0 7.7 80.0
Termosolar 5 48 62% - - 0 6 95.4
Biomasa 2.7 63 85% - - 0 0 56.1
Tabla 52: Costo de desarrollo por tecnologia — Escenario 2.
COMA | Factor |Rendimiento Costo
p Cl P . Ccvc Ccvnc | CTEP con
Tecnologia $/KW- de Térmico Combustible .
g2 imussimwg | L | Plata | [BlokWR] | [USDMMbry | ESMWN] | [SIMWh] | impuesto
Hidraulica 3.4 73 58% - - 0 0 82.4
Fotovoltaica 2.1 25 32% - - 0 6 63.7
Carbén 3 63 85% 8976 4.2 38.1 3 117.9
Gas Natural 1.3 23 70% 6309 11.2 70.7 2.5 109.1
Geotermia 6.5 104 95% - - 0 2 90.5
Edlica 2.3 53 35% - - 0 7.7 80.0
Termosolar 5 48 62% - - 0 6 95.4
Biomasa 2.7 63 85% - - 0 0 56.1

Tabla 53: Costo de desarrollo por tecnologia — Escenario 3.
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ANEXO H: COSTOS MARGINALES MENSUALES

En este apartado se adjuntan el promedio de los costos marginales mensuales para

los tres escenarios evaluados, como agregado a los presentados en el informe.

Escenario 1

Promedio Costos Marginales Mensuales 2016-2028 - Escenario 1
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Figura 28: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2016-2028 — Escenario 1.

Promedio Costos Marginales Mensuales 2029-2042 - Escenario 1
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Figura 29: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2029-2042 — Escenario 1.
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Escenario 2

Promedio Costos Marginales Mensuales 2016-2028 - Escenario 2
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Figura 30: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2016-2028 — Escenario 2.

Promedio Costos Marginales Mensuales 2029-2042 - Escenario 2
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Figura 31: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2029-2042 — Escenario 2.
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Escenario 3

Promedio Costos Marginales Mensuales 2016-2028 - Escenario 3
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Figura 32: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2016-2028 — Escenario 3.
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Figura 33: Promedio costos marginales mensuales en barras principales 2029-2042 — Escenario 3.

106




ANEXO I: PORCENTAJES DE GENERACION E INGRESOS POR
TECNOLOGIA

En este anexo se detallan por porcentaje la generacion, factor de planta, ingresos por
venta de energia e ingresos por venta de potencia.

Escenario base y escenario 1

Ingresos por Ingresos por
Tecnologia Generacion [%] Factor de planta venta de energia | venta de potencia
(%] (%]

Pasada 13.2% 42.4% 13.1% 11.3%
Carbon 45.7% 51.8% 46.1% 28.7%
Fotovoltaica 5.2% 28.4% 4.6% 2.4%
GNL 11.5% 34.6% 13.4% 18.1%
Embalse 12.2% 46.8% 11.3% 11.6%
Termosolar 0.4% 46.1% 0.4% 0.3%
Serie 5.5% 55.8% 5.1% 4.4%
Diésel 0.7% 2.1% 0.9% 20.3%
Biomasa 2.1% 70.5% 2.2% 1.6%
Geotérmica 0.0% - 0.0% 0.0%
Edlica 3.5% 18.0% 3.1% 1.3%
Total 100.0% 38.3% 100.0% 100.0%

Tabla 54: Porcentaje de generacién e ingresos por tecnologia — Escenario 1.

Escenario 2

Ingresos por

Ingresos por

Tecnologia Generacion [%] Factor de planta venta de energia | venta de potencia
[%] [%]

Pasada 11.7% 54.5% 11.3% 9.9%
Carbén 31.7% 87.6% 31.0% 18.7%
Fotovoltaica 5.2% 28.4% 4.8% 2.3%
GNL 26.7% 26.8% 29.9% 29.8%
Embalse 12.4% 47.4% 11.4% 11.3%
Termosolar 0.4% 46.1% 0.4% 0.3%
Serie 5.6% 55.8% 5.1% 4.3%
Diésel 0.6% 1.9% 0.8% 20.6%
Biomasa 2.1% 71.0% 2.2% 1.6%
Geotérmica 0.0% - 0.0% 0.0%
Edlica 3.5% 18.0% 3.1% 1.3%
Total 100.0% 37.2% 100.0% 100.0%

Tabla 55: Porcentaje de ge

neracion e ingresos por tecnologia — Escenario 2.

Escenario 3

Ingresos por

Ingresos por

Tecnologia Generacion [%] Factor de planta venta de energia | venta de potencia
(%] [%]

Pasada 18.0% 40.7% 14.3% 13.9%
Carbdn 29.3% 81.3% 24.4% 17.4%
Fotovoltaica 7.3% 14.7% 8.4% 3.0%
GNL 8.4% 15.2% 8.5% 18.0%
Embalse 11.9% 45.4% 9.0% 10.6%
Termosolar 11.8% 15.2% 24.8% 10.2%
Serie 5.5% 55.7% 4.2% 4.0%
Diésel 0.6% 1.8% 0.7% 19.4%
Biomasa 2.0% 67.9% 1.8% 1.5%
Geotérmica 0.6% 17.9% 0.5% 0.4%
Edlica 4.7% 17.1% 3.5% 1.7%
Total 100.0% 27.4% 100.0% 100.0%

Tabla 56: Porcentaje de generacion e ingresos por tecnologia — Escenario 3.
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ANEXO J: PORCENTAJES DE EMISIONES DE CO,, COSTOS DE INVERSION,
OPERACION E IMPUESTO

En este anexo se detallan por porcentaje las emisiones de CO,, el costo de inversion,

costo de operacion y costo producto del impuesto de emisiones de CO..

Escenario 1
Tecnologia Emisiones [%] Costo de Inversion | Costo de Operacion | Costo Emisiones
[%] [%] [%]
Pasada 0.0% 17.3% 0.0% 0.2%
Carbén 88.8% 67.5% 70.0% 89.0%
Fotovoltaica 0.0% 0.7% 0.0% 0.1%
GNL 10.9% 4.1% 26.8% 10.2%
Embalse 0.0% 0.0% 0.0% 0.2%
Termosolar 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
Serie 0.0% 0.6% 0.0% 0.1%
Diésel 0.3% 0.0% 1.1% 0.2%
Biomasa 0.0% 0.0% 2.1% 0.0%
Geotérmica 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
Edlica 0.0% 9.8% 0.0% 0.0%
Total 100.0% 100.0% 100.0% 100.0%

Tabla 57: Porcentaje de emisiones y costos por tecnologia — Escenario 1.

Escenario 2
Tecnoloaia Emisiones [%] Costo de Inversion | Costo de Operacion | Costo Emisiones
9 ; [%] [%] (%]
Pasada 0.0% 5.7% 0.0% 0.4%
Carbén 70.2% 0.0% 39.2% 68.3%
Fotovoltaica 0.0% 1.2% 0.0% 0.2%
GNL 29.5% 74.3% 58.2% 30.1%
Embalse 0.0% 0.0% 0.0% 0.4%
Termosolar 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
Serie 0.0% 1.1% 0.0% 0.2%
Diésel 0.3% 0.0% 0.8% 0.2%
Biomasa 0.0% 0.0% 1.8% 0.1%
Geotérmica 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
Edlica 0.0% 17.7% 0.0% 0.1%
Total 100.0% 100.0% 100.0% 100.0%

Tabla 58: Porcentaje de emisiones y costos por tecnologia — Escenario 2.

Escenario 3
Tecnoloaia Emisiones [%] Costo de Inversion | Costo de Operacion Costo Emisiones
Y [%] [%] (%]
Pasada 0.0% 13.2% 0.0% 0.5%
Carbén 87.0% 0.0% 66.5% 85.9%
Fotovoltaica 0.0% 10.7% 0.0% 0.2%
GNL 12.6% 5.9% 29.0% 12.4%
Embalse 0.0% 0.0% 0.0% 0.3%
Termosolar 0.0% 60.0% 0.0% 0.3%
Serie 0.0% 0.2% 0.0% 0.1%
Diésel 0.3% 0.0% 1.4% 0.1%
Biomasa 0.0% 0.0% 3.1% 0.0%
Geotérmica 0.0% 3.5% 0.0% 0.0%
Edlica 0.0% 6.5% 0.0% 0.1%
Total 100.0% 100.0% 100.0% 100.0%

Tabla 59: Porcentaje de emisiones y costos por tecnologia — Escenario 3.
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Emisiones de diéxido de carbono por tecnologia [MTon CO2]
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Figura 34: Emisiones de CO, por tecnologia para cada escenario de estudio.

Costo por impuesto de emisiones por tecnhologia [MUS$]
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Figura 35: Costo del impuesto de emisiones de CO; por tecnologia para cada escenario de estudio.
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Costo variable por tecnologia [MUSS$]
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Figura 36: Costo operacional por tecnologia para cada escenario de estudio.
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ANEXO K: RESULTADOS FLUJOS DE CAJA

Se realizé un flujo de caja en consideracion de los posibles precios de oferta

[USD/MWh] y mdédulos [GWh-anuales] en una préxima licitacion.

El Valor Actual neto (VAN) sirve como herramienta para justificar una inversion. En el
caso de las licitaciones de energia, se realiz6 un flujo de caja obteniendo el VAN para
distintos precios de oferta y mddulos anuales de energia adjudicada, generando las tablas
17, 20, 23 y 26, aparte de las que se adjuntan a continuacion.

Las consideraciones en el flujo de caja fueron las siguientes:

o Se considerd como ingreso la venta de energia al mercado spot

o Se considerd como ingreso la venta de potencia al mercado spot

o Se consider6 como costo los retiros de energia al mercado spot para abastecer el

contrato.

o Se consideré como costo los retiros de potencia al mercado spot para abastecer el

contrato.

o Se consider6 como ingreso la venta de energia segun el posible contrato

adjudicado.

o Se consider6 como costo la recaudacion fiscal segun el cobro por impuesto de

emisiones de CO..

o Se consider6 una tasa de interés para créditos a largo y corto plazo de 6% a 20

anos del flujo de caja.

. Se utilizé una I.V.A de 19%.

111



Escenario base

Energia [GWh / afio]

VAN [MUSS] 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
60 -$ 338 -$ 282 -$ 367 -$ 308 -$ 413 -$ 519 -$ 729 -$ 940
62 -$ 338 -$ 258 -$ 313 -$ 248 -$ 324 -$ 399 -$ 550 -$ 702
64 -$ 338 -$ 234 -$ 258 -$ 188 -$ 234 -$ 279 -$ 371 -$ 463
— |66 -$ 338 -$ 210 -$ 204 -$ 129 -$ 144 -$ 159 -$ 191 -$ 225
= 68 -$338 -$186  -$150 -$ 69 -$ 54 -$ 39 $12 $17
E 70 -$ 338 -$ 162 -$ 96 3] $ 46 $101 $ 210 $ 316
(% 72 -$ 338 -$ 138 -$ 23 $ 65 $ 159 $ 251 $ 435 $616
2. 74 -$ 338 -$ 114 $8 $ 140 $ 272 $ 402 $ 660 $916
o |76 -$ 338 -$ 90 $ 46 $ 216 $ 385 $ 552 $ 885 $1,215
§ 78 -$ 338 -$ 66 $84 $291 $ 497 $ 703 $1,110 $1,514
o 80 -$ 338 -$ 21 $ 122 $ 367 $ 610 $ 853 $1,335 $1,813
82 -$ 338 -$9 $ 159 $ 442 $ 723 $ 1,003 $ 1,559 $2,112
84 -$ 338 $4 $ 197 $518 $ 836 $1,154 $1,784 $2,410
86 -$ 338 $19 $ 235 $ 593 $ 949 $1,304 $ 2,009 $ 2,709
Tabla 60: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario base (A).

Energia [GWh / afio]

VAN [MUSS] 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
64 -$ 338 -$ 234 -$ 258 -$ 188 -$ 234 -$ 279 -$ 371 -$ 463
64.5 -$ 338 -$ 228 -$ 245 -$ 174 -$ 211 -$ 249 -$ 326! -$ 403
65 -$ 338 -$ 222 -$ 231 -$ 159 -$ 189 -$ 219 -$ 281 -$ 344

— 65.5 -$ 338 -$ 216 -$ 218 -$ 144 -$ 166 -$ 189 -$ 236 -$ 284
= |66 -$ 338 -$ 210 -$ 204 -$ 129 -$ 144 -$ 159 -$ 191 -$ 225
E 66.5 -$ 338 -$ 204 -$ 191 -$114 -$121 -$ 129 -$ 147 -$ 165
8 67 -$ 338 -$ 198 -$ 177 -$ 99 -$ 99 -$ 99 -$ 102 -$ 106
D,67.5 -$ 338 -$ 192 -$ 164 -$ 84 -$76 -$ 69 -$ 57 -$ 46
© |68 -$ 338 -$ 186 -$ 150 -$ 69 -$ 54 -$ 39 -$12 $17
§ 68.5 -$ 338 -$ 180 -$ 137 -$ 54 -$31 -$ 10 $41 $92
o 69 -$ 338 -$ 174 -$123 -$ 39 -$9 $ 26 $ 97 $ 167
69.5 -$ 338 -$ 168 -$ 110 -$ 24 $17 $63 $ 154 $ 241

70 -$ 338 -$ 162 -$ 96 -$9 $ 46 $ 101 $ 210 $ 316
70.5 -$ 338 -$ 156 -$ 83 $8 $74 $138 $ 267 $ 391
Tabla 61: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario base (B).

TIR [%] Energia [GWh / afio]
0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000

60 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

62 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

64 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

= |66 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.
§ 68 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. 0%

Z |70 N.A. N.A. N.A. N.A. 0% 1% 2% 3%

8 72 N.A. N.A. N.A. 1% 2% 3% 4% 6%

2,74 N.A. N.A. 0% 1% 3% 4% 7% 9%

o [76 N.A. N.A. 0% 2% 4% 6% 9% 12%

o 78 N.A. N.A. 1% 3% 5% 7% 11% 15%
& 80 N.A. N.A. 1% 4% 6% 9% 13% 18%
82 N.A. N.A. 2% 4% 7% 10% 16% 21%
84 N.A. 0% 2% 5% 8% 12% 18% 24%
86 N.A. 0% 2% 6% 9% 13% 20% 27%

Tabla 62: TIR para posibles precios y modulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario base.
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Escenario 1

Energia [GWh / afio]

VAN [MUSS] 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
60 -$ 351 -$ 382 -$ 430 -$ 509 -$ 603 -$ 718 -$ 970 -$ 1,260
62 -$ 351 -$ 362 -$ 378 -$ 406 -$471 -$ 542 -$ 739 -$ 973
64 -$ 351 -$ 341 -$ 326 -$ 313 -$ 339 -$ 372 -$ 509 -$ 687
= 66 -$ 351 -$ 320 -$ 274 -$ 225 -$ 207 -$ 218 -$ 295 -$ 402
< 68 -$ 351 -$ 299 -$ 223 -$ 136 -$75 -$ 64 -$ 80 -$ 117
E 70 -$ 351 -$ 279 -$171 -$ 48 $42 $ 90 $134 $ 167
(% 72 -$ 351 -$ 258 -$ 119 $ 40 $ 158 $ 240 $ 347 $ 452
2,74 -$ 351 -$ 237 -$ 67 $128 $ 273 $ 383 $ 561 $737
o |76 -$ 351 -$ 216 =122 $216 $ 389 $ 526 $775 $1,021
§ 78 -$ 351 -$ 196 $22 $ 303 $ 504 $ 669 $988 $ 1,305
o 180 -$ 351 -$ 175 $ 66 $ 380 $ 615 $812 $ 1,202 $ 1,589
82 -$ 351 -$ 154 $110 $ 457 $722 $ 955 $1,415 $1,873
84 -$ 351 -$ 133 $ 154 $534 $ 829 $ 1,097 $1,629 $ 2,157
86 -$ 351 -$ 113 $198 $611 $ 937 $1,239 $ 1,842 $ 2,440

Tabla 63: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 1 (A).

Energia [GWh / afio]

YRR IS et 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
64 -$ 351 -$ 341 -$ 326 -$ 313 -$ 339 -$ 372 -$ 509 -$ 687
64.5 -$ 351 -$ 336 -$ 313 -$ 291 -$ 306 -$ 334 -$ 456 -$ 616
65 -$ 351 -$ 330 -$ 300 -$ 269 -$ 273 -$ 295 -$ 402 -$ 545
— 655 -$ 351 -$ 325 -$ 287 -$ 247 -$ 240 -$ 257 -$ 348 -$ 473
= 66 -$ 351 -$ 320 -$ 274 -$ 225 -$ 207 -$ 218 -$ 295 -$ 402
= 665 -$ 351 -$ 315 -$ 261 -$ 202 -$174 -$ 180 -$ 241 -$ 331
2 le7 -$ 351 -$ 310 -$ 248 -$ 180 -$ 141 -$ 141 -$ 188 -$ 260
D 67.5 -$ 351 -$ 305 -$ 236 -$ 158 -$ 108 -$ 103 -$ 134 -$ 189
o 68 -$ 351 -$ 299 -$ 223 -$ 136 -$ 75 -$ 64 -$ 80 -$117
 68.5 -$ 351 -$ 294 -$ 210 -$114 -$ 44 -$ 26 -$ 27 -$ 46
o |69 -$ 351 -$ 289 -$ 197 -$ 92 -$ 16 $13 $27 $ 25

69.5 -$ 351 -$ 284 -$ 184 -$ 70 $13 $51 $ 80 $ 96

70 -$ 351 -$ 279 $171 -$ 48 $ 42 $90 $ 134 $ 167

70.5 -$ 351 -$ 273 -$ 158 -$ 26 $71 $ 128 $ 187 $ 239

Tabla 64: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 1 (B).

Energia [GWh / afio]

TIR [%]
0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000

60 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

62 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

64 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.
=66 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.
2 68 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.
Z 70 N.A. N.A. N.A. N.A. 0% 1% 1% 2%
Q72 N.A. N.A. N.A. 0% 2% 2% 3% 5%
> 74 N.A. N.A. N.A. 1% 3% 4% 6% 7%
o |76 N.A. N.A. N.A. 2% 4% 5% 8% 10%
g |78 N.A. N.A. 0% 3% 5% 7% 10% 13%
a 80 N.A. N.A. 1% 4% 6% 8% 12% 16%

82 N.A. N.A. 1% 5% 7% 10% 14% 19%

84 N.A. N.A. 2% 5% 8% 11% 16% 22%

86 N.A. N.A. 2% 6% 9% 12% 18% 24%

Tabla 65: TIR para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 1.
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Escenario 2

Energia [GWh / afio]

VAN [MUSS] 0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
70 -$ 701 -$ 608 -$ 519 -$ 390 -$ 320 -$ 296 -$ 311 -$ 347
72 -$ 701 -$ 585 -$ 467 -$ 302 -$ 193 -$ 142 5 C)f -$ 62
74 -$ 701 -$ 564 -$ 415 -$ 214 -$ 77 $8 $117 $ 223
=176 -$ 701 -$ 544 -$ 363 -$ 126 $38 $ 151 $330 $ 507
= |78 -$ 701 -$ 523 -$ 311 -$ 38 $154 $294 $544 $792
E 80 -$ 701 -$ 502 -$ 259 $50 $ 269 $ 437 $ 758 $1,076
8 82 -$ 701 -$ 481 -$ 208 $138 $ 382 $ 580 $971 $1,359
D, 84 -$ 701 -$ 460 -$ 156 $ 218 $ 489 $723 $1,185 $1,643
© |86 -$ 701 -$ 440 -$ 108 $ 295 $ 596 $ 865 $1,398 $1,927
§ 88 -$ 701 -$ 419 -$ 64 $ 372 $ 704 $1,008 $1,612 $2,211
o |90 -$ 701 -$ 398 -$ 20 $ 449 $811 $ 1,150 $1,825 $2,495
92 -$ 701 -$ 377 $24 $ 526 $918 $1,293 $2,038 $2,779
94 -$ 701 -$ 357 $68 $ 603 $ 1,025 $1,435 $ 2,250 $ 3,062
96 -$ 701 -$ 336 $112 $ 680 $1,132 $ 1,577 $2,463 $ 3,345

Tabla 66: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 2 (A).

VAN [MUS$]

Energia [GWh / afio]

0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000
72 -$ 701 -$ 585 -$ 467 -$ 302 -$ 193 -$ 142 -$ 97 -$ 62
72.5 -$ 701 -$ 580 -$ 454 -$ 280 -$ 164 -$ 103 -$ 43 $9
73 -$ 701 -$ 575 -$ 441 -$ 258 -$ 135 -$ 65 $10 $80
=735 -$ 701 -$ 570 -$ 428 -$ 236 -$ 106 -$ 28 $63 $151
= |74 -$ 701 -$ 564 -$ 415 -$ 214 -$77 $8 $117 $ 223
E 74.5 -$ 701 -$ 559 -$ 402 -$ 192 -$ 48 $ 44 $ 170 $294
8 75 -$ 701 -$ 554 -$ 389 -$ 170 -$19 $79 $224 $ 365
2,755 -$ 701 -$ 549 -$ 376 -$ 148 $9 $ 115 $ 277 $ 436
o |76 -$ 701 -$ 544 -$ 363 -$ 126 $38 $ 151 $ 330 $ 507
§ 76.5 -$ 701 -$ 538 -$ 350 -$ 104 $ 67 $187 $ 384 $579
o 77 -$ 701 -$ 533 -$ 337 -$ 82 $ 96 $ 222 $ 437 $ 650
77.5 -$ 701 -$ 528 -$ 324 -$ 60 $ 125 $ 258 $ 491 $721
78 -$ 701 -$ 523 -$ 311 -$ 38 $ 154 $294 $ 544 $792
78.5 -$ 701 -$ 518 -$ 298 -$ 16 $ 183 $ 330 $ 597 $ 863

Tabla 67: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 2 (B).

Energia [GWh / afio]

TIR [%]
0 500 1250 2500 3750 5000 7500 10000

70 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

72 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

74 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. $0 $0 $0
=76 N.A. N.A. N.A. N.A. $0 $0 $0 $0
= |78 N.A. N.A. N.A. N.A. $0 $0 $0 $0
Z g0 N.A. N.A. N.A. $0 3% 4% 8% 11%
2 /g2 N.A. N.A. N.A. 1% 4% 6% 10% 14%
D 84 N.A. N.A. N.A. 2% 5% 7% 12% 16%
o 86 N.A. N.A. N.A. 3% 6% 9% 14% 19%
g 188 N.A. N.A. N.A. 4% 7% 10% 16% 22%
T |90 N.A. N.A. N.A. 4% 8% 12% 18% 25%

92 N.A. N.A. 0% 5% 9% 13% 20% 28%

94 N.A. N.A. 1% 6% 10% 14% 23% 31%

96 N.A. N.A. 1% 7% 11% 16% 25% 33%

Tabla 68: TIR para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 2.
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Escenario 3

Energia [GWh / afio]

VAN [MUSS] 0 1250 3750 5000 6250 7500 8750 10000
70 -$3,456| -$2,903 -$2,032 -$1,718 -$1,459] -$1,229 -$1,011 -$ 793
72 -$ 3,456 -$ 2,841 -$ 1,894 -$ 1,554 -$ 1,269 -$ 1,015 -$ 761 -$ 509
74 -$3,456] -$2,779] -$1,762 -$1,399] -$1,090 -$ 801 -$ 511 -$ 224

= |76 -$3,456] -$2,717] -$1,630 -$1,245 -$ 911 -$ 586 -$ 262 $61
= |78 -$3,456] -$2,654 -$1,498 -$1,094 -$ 733 -$ 372 -$13 $ 346
E 80 -$3,456] -$2,592 -$1,379 -$ 951 -$ 554 -$ 158 $ 236 $631
(% 82 -$3,456] -$2,530] -$1,263 -$ 808 -$ 375 $56 $ 485 $915
2, 84 -$3,456] -$2,468 -$1,147 -$ 665 -$ 197 $ 269 $735 $1,199
o 86 -$3,456] -$2,405 -$1,031 -$ 522 -$18 $ 483 $984| $1,482
§ 88 -$3,456] -$2,343 -$ 919 -$ 379 $ 160 $ 696 $1,232 $1,766
o 90 -$3,456] -$ 2,288 -$ 812 -$ 236 $ 338 $910 $1,481 $2,050
92 -$3,456] -$2,236 -$ 704 -$ 93 $ 516 $1,124 $1,729] $2,334
94 -$3,456| -$2,184 -$ 597 $50 $ 694 $1,337 $1977 $2,618
96 -$3,456] -$2,132 -$ 490 $ 193 $872 $ 1,550 $2,226) $2,901
Tabla 69: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 3 (A).
Energia [GWh / afio]
VAN [MUSS] 0 1250 3750 5000 6250 7500 8750 10000
73 -$ 3,456 -$ 2,841 -$ 1,894 -$ 1,554 -$ 1,269 -$1,015 -$761 -$509
73.5 -$ 3,456 -$ 2,825 -$ 1,861 -$ 1,515 -$ 1,224 -$961 -$699 -$437
74 -$ 3,456 -$ 2,810 -$ 1,828 -$ 1,477 -$ 1,179 -$908 -$636/ -$366
=745 -$ 3,456 -$ 2,794 -$ 1,795 -$1,438 -$1,135 -$854| -$574 -$295
= |75 -$ 3,456 -$2,779 -$1,762 -$ 1,399 -$ 1,090 -$801 -$511 -$224
E 75.5 -$ 3,456 -$ 2,763 -$1,729 -$ 1,361 -$ 1,045 -$747) -$449 -$153
(% 76 -$ 3,456 -$ 2,748 -$ 1,696 -$ 1,322 -$ 1,001 -$ 693 -$387 -$81
2.|76.5 -$ 3,456 -$2,732 -$ 1,663 -$1,284 -$ 956 -$ 640, -$324 -$ 10
o 77 -$ 3,456 -$2,717 -$ 1,630 -$ 1,245 -$ 911 -$ 586  -$ 262 $61
§ 77.5 -$ 3,456 -$ 2,701 -$ 1,597 -$ 1,206 -$ 867 -$533 -$200 $132
o 78 -$ 3,456 -$ 2,685 -$ 1,564 -$1,168 -$ 822 -$479] -$138  $203

78.5 -$ 3,456 -$ 2,670 -$ 1,531 -$ 1,130 -$ 777 -$ 425 -$75 $ 275

79 -$ 3,456 -$ 2,654 -$ 1,498 -$ 1,094 -$ 733 -$ 372 -$13]  $346

79.5 -$ 3,456 -$ 2,639 -$ 1,466 -$ 1,058 -$ 688 -$ 318 $49  $417

Tabla 70: VAN para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 3 (B).

Energia [GWh / afio]

TIR [%]
0 1250 3750 5000 6250 7500 8750 10000

70 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

72 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.

74 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A.
=176 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. $0
278 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. $0
Z 80 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. 2% 6%
2 82 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. 1% 5% 9%
> 84 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. 3% 7% 12%
o 86 N.A. N.A. N.A. N.A. N.A. 5% 10% 15%
2 88 N.A. N.A. N.A. N.A. 2% 7% 12% 18%
a 90 N.A. N.A. N.A. N.A. 3% 9% 15% 20%

92 N.A. N.A. N.A. N.A. 5% 11% 17% 23%

94 N.A. N.A. N.A. 0% 7% 13% 20% 26%

96 N.A. N.A. N.A. 2% 9% 15% 22% 29%

Tabla 71: TIR para posibles precios y médulos ofertados en préximas licitaciones-Escenario 3.
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