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Resumen

El alto ingreso de pequeños medios de generación distribuida (PMGD), en las redes de distri-

bución, provoca congestiones en estas, pudiendo incluso extenderse hacia el sistema de transmisión

zonal. Esto se debe a que las redes mencionadas fueron diseñadas y planificadas con el fin de abastecer

la demanda de energı́a, sin embargo se comportan de forma reactiva frente al ingreso de este tipo de

proyectos.

La inyección de energı́a en las redes de distribución puede provocar que se inviertan los flujos

de potencia y se supere la capacidad de transmisión de equipos y lı́neas aguas arriba de las redes de

distribución. Este efecto provoca el desacople de costos marginales del sistema y limitaciones para la

generación de proyectos PMGD.

Ante esta situación, este trabajo de tı́tulo abarca la problemática de forma separada para la red de

distribución y transmisión zonal. En cuanto a la red de distribución se proponen cambios a la actual

Norma Técnica de Conexión y Operación de PMGD (NTCO de PMGD), que otorguen una visión

más realista de los impactos en la red debido a la conexión de estos proyectos. Por otra parte, para la

red de transmisión zonal se propone una nueva metodologı́a de planificación, basada en la evaluación

económica del vertimiento de energı́a, que establezca criterios para la evaluación de refuerzos y expan-

siones en esta red. Esta nueva metodologı́a será contrastada cualitativamente respecto de la evaluación

de costos operacionales de proyectos PMGD estableciendo ventajas y desventajas comparativas para

ambas metodologı́as.

En la simulación de los casos de estudio se utiliza el software DIGSILENTr, donde se ejecu-

tan flujos de potencia para distintos escenarios. Para el caso de distribución se utiliza un modelo de

parte de la red de distribución de Lebu (región del Bı́o Bı́o), perteneciente a la zona Sur del Siste-

ma Eléctrico Nacional (SEN), anteriormente conocido como Sistema Interconectado Central (SIC),

donde se evalúan las obras adicionales necesarias para descongestionar el sistema dado el ingreso de

dos PMGD eólicos, esto según los criterios que establece la NTCO de PMGD y las modificaciones

normativas que se proponen. Por otra parte para la red de transmisión zonal se utiliza la base de datos

del SIC actualizada en febrero del año 2017. En este caso se determina el costo económico del verti-

miento de energı́a, proyectado hasta el año 2030, producto del ingreso de PMGD eólicos en la zona

de Lebu. Con el fin de evaluar la rentabilidad de las obras de expansión, técnicamente necesarias para

la descongestión del sistema zonal, se compara el valor económico del vertimiento energético, con el

costo de dichas obras, durante el periodo de estudio. Junto con eso, para estimar el perfil de generación

de estos PMGD se utilizan datos horarios del explorador eólico de la Universidad de Chile. El costo

marginal presente se obtiene de la operación real del sistema y la proyección de estos la entrega el
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informe para la fijación precios de nudo de corto plazo.

Los resultados de este estudio establecen nuevos criterios para la evaluación de obras adicionales y

de expansión del sistema eléctrico, las cuales serán financiadas mediante la recuperación de ingresos

no percibidos en el mediano plazo. Estos resultados buscan integrar criterios a la planificación de

sistemas de distribución y planificación zonal, que entreguen una visión proactiva frente al desarrollo

de proyectos PMGD, a fin de preparar estas redes frente a estos cambios y evitar limitaciones en la

generación de este tipo de proyectos.

Palabras claves: PMGD, Congestión en sistemas eléctricos de potencia, SIC, vertimiento de

energı́a, costo marginal de energı́a
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Abstract

The high penetration of small distributed generation resources (known by its Spanish acronym

PMGD) causes congestion in the distribution networks, and may even extend to the zonal transmission

system. This is because the aforementioned systems were designed and planned in order to supply the

energy demand. However, they behave reactively against the entry of this type of projects.

The injection of energy into the distribution networks can cause the power flows to be reversed

and the transmission capacity of equipment and lines upstream be exceeded. This effect implies the

decoupling of marginal costs from the system and limitations for the generation of PMGD projects.

Given this situation, this final graduate project covers the problem separately for the network of

distribution and for the zonal transmission. Regarding the distribution network, changes are proposed

to the current PMGD Connection and Operation Technical Standard (PMGD’s NTCO) that provide

a more realistic view of the impacts on the network due to the connection of these resources. On the

other hand, a new planning methodology is proposed for the zonal transmission network, based on

the economic evaluation of the dump energy , which establishes criteria for the evaluation of reinfor-

cements and expansions in this network. This new methodology will be contrasted qualitatively with

respect to the evaluation of operational costs of PMGD projects, establishing comparative advantages

and disadvantages for both methodologies.

In the simulation of the case studies, the DigSILENT software is used, where power flows are

executed for different scenarios. For the case of distribution, a model is used from part of the Lebu

network (Bio Bio region), belonging to the southern area of the National Electrical System (known

by its spanish acronym SEN), formerly known as Central Intrconnected System (known by its spanish

acronym SIC), where the additional works needed to decongest the system are evaluated given the

entry of two wind PMGD. This according to the criteria established by the NTCO of PMGD and

the regulatory changes that are proposed. On the other hand, for the zonal transmission network, the

SIC database updated in February of the year 2017 is used. In this case, the economic cost of the

dump energy resulting from the income of PMGD wind farms in the Lebu area is determined until the

year 2030. In order to evaluate the profitability of the expansion works technically necessary for the

decongestion of the zonal system, the economic value of the energy discharge is compared with the

cost of said works during the study period. Along with that, to estimate the generation profile of these

PMGD, hourly data from the wind explorer of the University of Chile are used. The present marginal

cost is obtained from the actual operation of the system and the projection of these is delivered by the

report for the fixing of short-term node prices.

The results of this study establish new criteria for the evaluation of additional works and expansion

III



of the electric system, which will be financed by the recovery of income not received in the medium

term. These results seek to integrate criteria to the planning of distribution systems and zonal planning,

which provide a proactive vision against the development of PMGD projects, in order to prepare these

networks against these changes and avoid limitations in the generation of this type of projects.

Keywords: PMGD, congestion in power electrical systems, SIC, dump energy, marginal cost of

energy.
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Glosario

SIC Sistema Interconectado Central

SEN Sistema Eléctrico Nacional

PMGD Pequeños Medios de Generación Distribuida

PMI Potencia máxima de inyección

ICC Informe de Criterios de Conexión

SCR Solicitud de Conexión a la Red

NTCO Norma Técnica de Conexión y Operación

CNE Comisión Nacional de Energı́a

VAD Valor Agregado por concepto de Distribución

VAN Valor Actual Neto

LGSE Ley General de Servicios Eléctricos

P Potencia Activa en MW

Q Potencia Reactiva en MVAr

TIR Tasa Interna de Retorno

CPUC Comisión de servicios públicos de California

CEC Comisión de energı́a de California

IEPR Reporte de Polı́ticas Energéticas Integradas

CAISO Operador Independiente de California

LTPP Proceso de Planificación para la Transmisión

EPE Empresa de Pesquisa Energética de Brasil

MME Ministerio de minas y Energı́a de Brasil

PDE Plan Decenal de Expansión Energética

PNE Plan Nacional de Energı́a

PET Programa de Expansión de Transmisión

ONS Operador Nacional del Sistema

PAR Plan de Ampliaciones y Refuerzos

PRODIST Procedimientos de Distribución

SDAT Sistema de Distribución de Alta Tensión

SDMT Sistema de Distribución de Media Tensión

SDBT Sistema de Distribución de Baja Tensión

PDD Plan de Desarrollo de Distribución
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ÍNDICE DE FIGURAS

4.1. Evolución de proyectos PMGD durante el periodo 2007 - 2017. (Fuente: SEC, Unidad
de Energı́as Renovables [11]).) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 77

4.2. Comparación entre las obras de conexión según lo establecido por la norma y pro-
puesta normativa, para el escenario donde operan PMGD en todos los alimentadores.
(Fuente: Elaboración propia) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 79

4.3. Vertimiento de energı́a anual y acumulado en dólares de valor presente. (Fuente: Ela-
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año 2017. (Fuente: Elaboración propia) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 83

4.6. Generación bruta promedio del SIC para el dı́a domingo, durante el mes de agosto del
año 2017. (Fuente: Elaboración propia) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 83

4.7. Perfil de generación horario para una potencia instalada de 40 MW. (Fuente: Elabora-
ción propia) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 84

4.8. Proyección de costos marginales mensuales, utilizada para obtener los factores que
ponderan los costos marginales horarios del año 2017. (Fuente: Elaboración propia) . 86

4.9. Costo anual para los meses de mayor vertimiento de energı́a, en dólares referidos al
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CAPÍTULO 1. INTRODUCCIÓN

Capı́tulo 1

Introducción

Los sistemas eléctricos de potencia fueron planificados considerando una generación centralizada

y centros de consumo alejados de la generación. Bajo este diseño los sistemas de transmisión tienen

la función, valga la redundancia, de transmitir la energı́a desde los centros de generación hacia los

centros de consumo ya sea industriales o urbanos. Análogamente, las redes de distribución cumplen

con criterios de diseño para abastecer la demanda de energı́a. Estos criterios se identifican en el dimen-

sionamiento de transformadores o el cambio de sección y por consiguiente capacidad de transporte de

potencia de los alimentadores de estos sistemas, capacidad que disminuye a medida que el tramo del

alimentador se aleja de la subestación primaria. Hoy existe un cambio de paradigma en el diseño de

las redes de distribución y de transmisión, esto por el desarrollo de proyectos de generación distribui-

da, lo que hace necesario un cambio en la planificación de estas redes, con el fin de incluir de forma

eficiente a nuevos agentes como la inyección de generación distribuida.

Durante la última década, la capacidad de generación instalada, proveniente de proyectos PMGD

ha aumentado desde 24 MW hasta 441 MW para el año 2017, capacidad que esta conformada por

158 proyectos en operación [11]. Dado este creciente desarrollo de la generación distribuida a nivel

nacional, resulta necesario rediseñar, de forma proactiva, las redes eléctricas con el fin de anticipar

obras de expansión frente a este fenómeno.

Este trabajo abarca de forma separada la red de distribución y transmisión zonal, para el primer

sistema se propone un cambio en la norma que regula el proceso de conexión de PMGD a fin de agregar

eficiencia a las obras de conexión y por tanto de expansión de la red. En cuando a la transmisión zonal

se propone una metodologı́a de planificación, basada en la valorización del vertimiento de energı́a,

para este sistema, considerando el desarrollo de proyectos PMGD, con el fin de evitar congestiones en

el sistema y por consiguiente limitaciones en la generación de este tipo de proyectos.
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1.1. Objetivos

Identificar obstáculos en la metodologı́a actual y normativas relacionadas para realizar la plani-

ficación del sistema de transmisión zonal y de distribución considerando proyectos PMGD

Proponer en base a la literatura disponible una metodologı́a alternativa para la planificación de

la transmisión zonal y del sistema de distribución eléctrica con el fin de solucionar problemas

en el modelamiento de PMGD.

Implementar el método propuesto de planificación del sistema de transmisión zonal y distribu-

ción para considerar el desarrollo de proyectos PMGD.

Comparar bajo criterios técnicos y económicos las metodologı́as actual y propuestas de planifi-

cación de los sistemas de transmisión zonal y distribución.

1.2. Alcance

Se limitó el alcance de este estudio para el caso de distribución a la propuesta de modificaciones

normativas en la NTCO de PMGD, esto debido a que el objetivo fijado en un comienzo incluye

aspectos del sistema que escapan de los alcances de este trabajo.

Para los casos de estudio se consideran PMGD provenientes de recursos eólicos.

La comparación entre la metodologı́a actual y propuesta para la transmisión zonal se realiza de

forma cualitativa.

Las propuestas de inversión consideran como criterio técnico la disminución en la sobrecarga

de los equipos originales.

1.3. Estructura del documento

En el capı́tulo 2, se presenta el marco teórico del tema de estudio. Este capı́tulo incluye el marco

regulatorio nacional además de procesos normativos y legislativos vigentes. Además se revisan los

marcos regulatorios y metodologı́as de planificación de redes eléctricas de Alemania, Estados Unidos

(California) y Brasil. Por último se caracteriza la planificación nacional y destacan aspectos relevantes

de las experiencias internacionales.
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En el Capı́tulo 3, se plantean los cambios normativos para la red de distribución y la metodologı́a

para la red de transmisión zonal. Junto con ello se presentan los modelos implementados, casos de

estudio y consideraciones realizadas para la obtención de resultados.

El capı́tulo 4, muestra los resultados obtenidos para la red de distribución y transmisión zonal

junto con el análisis de ellos.

Por último en el capı́tulo 5 se presentan las conclusiones obtenidas de este trabajo además se

sugieren lı́neas de trabajo futuro y recomendaciones.
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Capı́tulo 2

PMGD y redes eléctricas

2.1. Introducción

Los PMGD, según la normativa vigente [2], corresponden a ”los medios de generación cuyos ex-

cedentes de potencia sean menores o iguales a 9.000 kilowatts y mayores a 100 kilowatts, conectados

a instalaciones de una empresa concesionaria de distribución, o a instalaciones de una empresa que

posea lı́neas de distribución de energı́a eléctrica que utilicen bienes nacionales de uso público”.

Como se explicita en la definición anterior los PMGD se conectan a la red de distribución eléctrica.

Sin embargo, como es de esperar, las repercusiones de la conexión de este tipo de proyecto impactan

tanto al sistema de distribución como al de transmisión en la red eléctrica. Pudiéndose evidenciar

diversos efectos tales como el aumento o disminución de pérdidas del sistema, modificaciones en

los requerimientos de los sistemas de protección, variaciones de tensión, entre otros [3]. Además de

lo mencionado anteriormente, en las redes eléctricas que no se encuentran preparadas frente a una

creciente penetración de proyectos PMGD, se evidencian problemas de congestión en subestaciones

primarias y lı́neas de transmisión, esto por la inversión de los flujos de potencia. En Chile, entre los

años 2010 y 2015 los transformadores con flujo de energı́a invertido aumentaron en un 322 % [4].

Ante este escenario resulta de gran importancia considerar en la modelación de sistemas, la trans-

misión y distribución al evaluar proyectos de generación distribuida [5] y junto con ello establecer

marcos regulatorios apropiados que permitan la habilitación de nuevos servicios, además de la in-

corporación de nuevos agentes y tecnologı́as al mercado eléctrico, como la penetración de proyectos

PMGD.

En el presente capı́tulo se revisa la literatura nacional e internacional respecto a los marcos re-

gulatorios y metodologı́as de planificación de los sistemas eléctricos, con el fin de contextualizar la
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situación actual referente a la penetración de proyectos PMGD en la planificación de las redes eléctri-

cas, además de caracterizar e identificar problemáticas de la metodologı́a de planificación actual y

visualizar posibles soluciones de las experiencias internacionales en el tema.

2.2. Chile

2.2.1. Marco regulatorio en transmisión

El año 2016 se promulga la nueva ley de trasmisión eléctrica (ley No20936)[6]. Mediante esta

legislación se añaden modificaciones al decreto con fuerza de ley No4/20.018 del año 2006, de las

cuales se detallan algunas definiciones además de tópicos referentes a la planificación del sistema.

Se define y clasifica el sistema de transmisión como se expone a continuación:

Sistema de transmisión:“Es el conjunto de lı́neas y subestaciones eléctricas que forman parte de

un sistema eléctrico, y que no están destinadas a prestar el servicio público de distribución...”

Además, “En cada sistema de transmisión se distinguen lı́neas y subestaciones eléctricas de

los siguientes segmentos: sistema de transmisión nacional, sistema de transmisión para polos

de desarrollo, sistema de transmisión zonal y sistema de transmisión dedicado.”

Sistema de transmisión nacional: “ ...sistema que permite la conformación de un mercado

eléctrico común, interconectando los demás segmentos de la transmisión, y estará constituido

por las lı́neas y subestaciones eléctricas que permiten el desarrollo de este mercado y posibi-

litan el abastecimiento de la totalidad de la demanda del sistema eléctrico, frente a diferentes

escenarios de disponibilidad de las instalaciones de generación, incluyendo situaciones de con-

tingencia y falla, considerando las exigencias de calidad y seguridad de servicio establecidas

en la presente ley, los reglamentos y las normas técnicas.”

Sistema de transmisión para polos de desarrollo: “Estarán constituidos por las lı́neas y sub-

estaciones eléctricas, destinadas a transportar la energı́a eléctrica producida por medios de

generación ubicados en un mismo polo de desarrollo, hacia el sistema de transmisión...”

Sistemas de transmisión dedicados: “Estarán constituidos por las lı́neas y subestaciones eléctri-

cas radiales, que encontrándose interconectadas al sistema eléctrico, están dispuestas esencial-

mente para el suministro de energı́a eléctrica a usuarios no sometidos a regulación de precios

o para inyectar la producción de las centrales generadoras al sistema eléctrico.”
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Sistemas de transmisión zonal:“Estará constituido por las lı́neas y subestaciones eléctricas dis-

puestas esencialmente para el abastecimiento actual o futuro de clientes regulados, territorial-

mente identificables, sin perjuicio del uso por parte de clientes libres o medios de generación

conectados directamente o a través de sistemas de transmisión dedicada a dichos sistemas de

transmisión.”

Sistemas de interconexión internacional: “Estarán constituidos por las lı́neas y subestaciones

eléctricas destinadas a transportar la energı́a eléctrica para efectos de posibilitar su exporta-

ción o importación, desde y hacia los sistemas eléctricos ubicados en el territorio nacional.”

Respecto de la planificación energética y del sistema de transmisión, la nueva ley de trasmisión

indica lo siguiente:

De forma quinquenal, el Ministerio de Energı́a, desarrollará procesos de planificación energéti-

ca considerando los distintos escenarios energéticos de expansión tanto de generación como de

consumo con un horizonte temporal mı́nimo de 30 años. Este proceso de planificación energéti-

ca considerará proyecciones de oferta y demanda energética, identificación de polos de desa-

rrollo, generación distribuida, objetivos de eficiencia energética entre otras cosas. Este proce-

dimiento de planificación contará con la participación ciudadana, conforme a las normas que

establezca el Ministerio de Energı́a.

Respecto de la planificación de la transmisión, la Comisión Nacional de Energı́a (CNE) deberá

realizar procesos de planificación anuales en los que se considerarán horizontes de al menos

20 años. Esta planificación deberá considerar obras de expansión necesaria para el sistema de

transmisión nacional, de polos de desarrollo, zonal y dedicadas utilizadas por concesionarias de

servicio público de distribución.

El proceso de planificación de la transmisión debe considerar la planificación energética de

largo plazo que desarrolle el Ministerio de Energı́a, por consiguiente debe tener en cuenta:

• Minimización de riesgos en el abastecimiento, considerando desde eventualidades, indis-

ponibilidad de combustibles hasta desastres naturales o condiciones hidrológicas extremas.

• Crear condiciones que promuevan la oferta, faciliten la competencia, buscando como fin

último el abastecer los suministros a mı́nimo precio.

• Instalaciones que sean económicamente eficientes y necesarias para el desarrollo del sis-

tema eléctrico.

• Posibles modificaciones en instalaciones existentes para realizar las expansiones necesa-

rias de una forma eficiente.
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La planificación puede considerar la expansión de sistemas dedicados, considerando que las

instalaciones que sean intervenidas con obras de expansión nacional, zonal o para polo de desa-

rrollo cambiarán su calificación según corresponda.

Se consideran obras de ampliación aquellas que aumentan la capacidad o la seguridad y calidad

del servicio de lı́neas y subestaciones existentes.

Las empresas podrán efectuar obras menores en los sistemas de transmisión zonal que no se

encuentren dentro del plan de expansión fijado por el Ministerio de Energı́a.

2.2.2. Actual proceso reglamentario de la ley de transmisión

Desde fines del año 2016 se desarrolla un proceso para la elaboración de reglamentos [7], organi-

zado en mesas de trabajo cuyo fin es la creación de los siguientes reglamentos:

1. Reglamento sobre planificación energética de largo plazo (publicado en enero de 2017 como

decreto No 134).

2. Reglamento del procedimiento para la determinación de franjas (publicado en marzo de 2017

como decreto No 139).

3. Reglamento sobre el intercambio internacional de energı́a (publicado en marzo de 2017 como

decreto No 142).

4. Reglamento del coordinador independiente del sistema eléctrico nacional (aprobado por el mi-

nisterio de energı́a e ingresado a la contralorı́a en julio de 2017).

5. Reglamento sobre el procedimiento para la dictación de normas técnicas en trámite (aprobado

por el ministerio de energı́a e ingresado a la contralorı́a en septiembre de 2017).

6. Reglamento de coordinación y operación del sistema eléctrico nacional (en proceso de elabora-

ción).

7. Reglamento de los sistemas de transmisión y de la planificación de la transmisión (en proceso

de elaboración).

8. Reglamento de valorización y remuneración de la transmisión (en proceso de elaboración).

9. Reglamento de servicios complementarios (en proceso de elaboración).
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La necesidad de estos reglamento nace a partir de la publicación de la ley No 20.936, ya que estos

regularán distintas materias para la implementación de las disposiciones de la ley de transmisión de

forma correcta y eficaz. Respecto de esto, para efectos de la recopilación de antecedentes, se indagó

entre los documentos hasta ahora publicados en el proceso de elaboración del Reglamento de los siste-

mas de transmisión y de la planificación de la transmisión, los cuales corresponden a presentaciones

expuestas durante las tres mesas de trabajo realizadas [8], [9] y [10], además de una minuta.

De estos documentos se destaca lo siguiente:

Respecto del acceso abierto en instalaciones de servicio público se identifican problemas en el

sistema producto del ingreso desorganizado de nueva oferta, lo que estresa la utilización de la

transmisión.

Con la nueva ley de transmisión, la expansión pasa a ser un proceso que se evalúa anualmente e

inicia con la recomendación del Coordinador Eléctrico Nacional.

La planificación abarca tanto el sistema nacional como el zonal de forma mandatoria lo que

garantiza el contar con la capacidad que se decida expandir.

Como propuesta regulatoria respecto del acceso abierto en instalaciones de servicio público se

propone que en la medida que los planes de expansión dispongan de mayor capacidad en el

sistema, podrán ingresar los nuevos proyectos.

Uno de los criterios para el reglamento, en cuanto al acceso abierto en el servicio público, es

que la conexión solicitada no provoque o profundice congestiones en el sistema. además de que

no entorpezca o interfiera futuras expansiones.

Como observación a las propuestas regulatorias, realizadas por representantes de la industria

se propone que las obras de ampliación dispuestas por el Coordinador como condición para

autorizar la conexión de un proyecto debiesen ser consideradas en la definición del próximo

plan de expansión.

2.2.3. Marco regulatorio en distribución

En el marco regulatorio que hace referencia a redes de distribución se encuentra el decreto supremo

No 244 [1], este documento define a los PMGD con un lı́mite máximo en los excedentes de potencia

de 9 MW, además de indicar que deben estar conectados a instalaciones de la red de distribución. Sin

embargo, la NTCO de PMGD [2], para su aplicación, añade un lı́mite mı́nimo de potencia de 0,1 MW.

Distinguiendo a los PMGD de sistemas de generación eléctrica residencial, asociados a consumidores
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con tarifas reguladas cuyo lı́mite máximo para excedentes de potencia es de 0,1 MW. De estos dos

documentos se destaca lo siguiente:

2.2.3.1. Decreto supremo No 244

Se define punto de conexión como el “punto de las instalaciones de transporte o distribución

de energı́a eléctrica en la que se conecta un medio de generación a un sistema interconectado”.

“Se define punto de repercusión al punto de la red eléctrica de la empresa distribuidora más

cercano a un PMGD en el que está conectado un cliente o existe un proyecto de conexión de un

cliente” y será el punto de referencia para evaluar esta caracterı́stica.

Artı́culo 7.- “Sin perjuicio del cumplimiento de las exigencias de seguridad y calidad de ser-

vicio vigentes, las empresas distribuidoras deberán permitir la conexión a sus instalaciones de

los PMGD cuando éstos puedan acceder a dichas instalaciones mediante lı́neas propias o de

terceros.”

Artı́culo 18.- “Previo a su conexión a las instalaciones de una empresa distribuidora o a la

modificación de su operación, el interesado en desarrollar un PMGD deberá presentar ante

la empresa distribuidora respectiva, una Solicitud de Conexión a la Red, en adelante SCR, de

acuerdo a lo especificado en la NTCO...”

Artı́culo 46.- “...para efectos de la planificación del sistema eléctrico, los propietarios de los

PMGD deberán suministrar al Centro de Despacho Económico de Carga (CDEC) respectivo

y a la Comisión un informe anual sobre sus estadı́sticas y proyecciones de operación mensual

para los siguientes 12 meses...”

En materia de PMGD lo más importante que se identifica en este decreto corresponde al estable-

cimiento de obligaciones por parte de empresas distribuidoras como se señala en el artı́culo 7.

2.2.3.2. NTCO de PMGD en instalaciones de media tensión

Artı́culo 1-5.- Las empresas distribuidoras no podrán imponer al propietario de un PMGD con-

diciones técnicas de conexión u operación diferentes a las dispuestas en la normativa vigente.

Las empresas de subtransmisión, ahora transmisión zonal, a cuyas instalaciones se propaguen

las inyecciones de un PMGD deberán informar a la empresa distribuidora correspondiente el

tiempo que tomará realizar las obras tal que las inyecciones del PMGD puedan ser evacuadas al

sistema de subtransmsión y no causen un desmedro en la seguridad y calidad del servicio.
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Se define alimentador “al circuito que forma parte de la red de una empresa distribuidora y

que se utiliza para distribuir electricidad desde el punto en donde recibe energı́a que permite

dar suministro a clientes finales”.

Respecto del intercambio de información entre empresas distribuidoras, subtransmisión y PMGD,

la NTCO crea un sistema de formularios, cuya principales caracterı́sticas se describen a conti-

nuación:

• Formulario 1 (Solicitud de información): La parte interesada en conectar un PMGD utili-

za este formulario para solicitar información a la empresa distribuidora, además de infor-

mar sobre la potencia activa que inyectará al sistema, tecnologı́a de generación a utilizar,

punto de conexión entre otras cosas. Dentro de la información que se solicita a la empresa

de distribución se destaca:

◦ Nómina de los interesados en conectar o modificar condiciones preestablecidas para

la conexión en el mismo alimentador.

◦ Nómina de los PMGD y otros medios de generación que se encuentren operando en

el alimentador seleccionado.

◦ Cronograma de las SCR en trámite del alimentador con las fechas estimadas de tra-

mitación para cada PMGD.

• Formulario 2 (Antecedentes de la empresa distribuidora): Este formulario se utiliza para

responder a la solicitud de información enviada por el interesado mediante el formula-

rio 1. Además de la información solicitada, la empresa distribuidora entrega un listado

de estudios técnicos requeridos, en caso de ser clasificado como un PMGD de impacto

significativo.

• Formulario 3 (Solicitud de conexión a la red): El interesado en la conexión del PMGD

utiliza este formulario para realizar la SCR e indicar si desea ser evaluado como un PMGD

de impacto no significativo (INS).

En este formulario el interesado entrega información técnica de la instalación a evaluar,

junto con su topologı́a.

• Formulario 4 (Respuesta a SCR): Mediante este documento la empresa distribuidora res-

ponde la SCR al interesado, informando si el proyecto cumple con los criterios de INS. En

caso de no ser ası́, la empresa distribuidora indicará los estudios necesarios para evaluar el

impacto de este y entregará información técnica de la red concesionada.

• Formulario 5 (Conformidad de respuesta a SCR): El interesado deberá informar a la em-

presa distribuidora si los estudios técnicos los realizará por cuenta propia o con la empresa
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distribuidora utilizando este formulario. Mediante el formulario 5, el interesado puede

manifestar su disconformidad con la evaluación de INS del proyecto.

• Formulario 6A Entrega de estudios técnicos a distribuidora: Corresponde a la entrega

de estudios técnicos a la empresa distribuidora en caso de que el interesado haya optado

por realizar los estudios por cuenta propia.

• Formulario 6B Entrega de resultados de estudios técnicos a interesado: Corresponde a

la entrega de los resultados de los estudios técnicos al interesado, esto en caso de que los

estudios sean realizados por la empresa distribuidora.

El interesado manifestara su conformidad con los resultados de dicho estudio mediante el

Formulario 6.

• Formulario 7 (Envı́o de informe de criterios de conexión(ICC)): En este documento se

adjuntará el factor de referenciación a la fecha de emisión del ICC, junto con los costos de

conexión y la fecha de vigencia del ICC. El interesado en la conexión podrá manifestar su

conformidad con el ICC utilizando el Formulario 8.

• En lo que respecta a los Formularios 9 , 10 y 11, estos corresponden a los protocolos

de puesta en servicio, informes de pruebas realizadas a las instalaciones del PMGD e

información de desconexión, retiro, modificación o cese de operaciones del PMGD.

El proceso de conexión que establece la NTCO de PMGD en media tensión se puede resumir

en los siguientes diagramas:
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Figura 2.1: Descripción del proceso de conexión para un proyecto PMGD de impacto no significativo.
(Fuente: SEC, Unidad de Energı́as Renovables [11]).
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Figura 2.2: Descripción del proceso de conexión para un proyecto PMGD de impacto significativo.
(Fuente: SEC, Unidad de Energı́as Renovables [11]).

Artı́culo 2-10.- “Si se presentan dos o más SCR en un mismo alimentador, la empresa distribui-

dora deberá resolverlas en función de la hora y fecha de presentación de las mismas”.

Un PMGD puede ser evaluado como de INS sólo si sus excedentes de potencia son menores a

1,5 MW.

Si no hay medios de generación en el alimentador ni existen proyectos previstos de conectar.

La verificación de la capacidad del alimentador(Capdis) según la potencia máxima a inyectar

(PMI) por el PMGD en MW se hará con el criterio:

PMI ≤ 0, 85Capdis

Respecto al punto anterior, se debe suponer un factor de potencia de 0,93 y se debe considerar

la menor capacidad de diseño entre los tramos que se encuentren aguas arriba del punto de

conexión.

Artı́culo 2-17.- “...Los estudios técnicos para evaluar el impacto que produce la conexión del

PMGD en la red de distribución modelarán los medios de generación existentes en la red y

aquellos previstos de conectar, incluyendo proyectos futuros en el alimentador que informe la
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empresa distribuidora...”

Con el fin de evaluar los casos que representan mayores exigencias técnicas para los alimenta-

dores, en los estudios técnicos se deberán considerar como escenarios mı́nimos el de demanda

máxima y mı́nima neta del alimentador.

Articulo 2-27.- “Si el PMGD invierte flujo en la cabecera del alimentador, se incluirán en

el estudio de protecciones las protecciones de todos los alimentadores conectados al mismo

transformador de subtransmisión.”

Con el fin de determinar los costos de conexión se realiza un esquema basado en dos etapas:

1. Inversiones Estructurales: Se determinan las inversiones necesarias para cumplir con las

exigencias técnicas establecidas en las normativas.

2. Se realiza una evaluación económica de la expansión óptima de la red de distribución. Se

determina el costo de las pérdidas del sistema de distribución durante el primer año con el

fin de determinar el año exacto en que el costo de las pérdida justifica la expansión.

Articulo 2-33.- Para representar la demanda de energı́a eléctrica en el alimentador se debe con-

siderar lo siguiente:

• Demanda de corto y mediano plazo: Considera desde el año de entrada en operación del

PMGD hasta los 5 años siguientes. La proyección contiene dos componentes. La primera

esta asociada al crecimiento vegetativo de la demanda y otra componente que se asocia a la

conexión de consumos industriales, comerciales, entre otros. estas proyecciones se acotan

a los alimentadores de la zona bajo estudio.

• Demanda de largo plazo: Evalúa el periodo desde el sexto año posterior a la entrada en

operación del PMGD en estudio, hasta el año en que se cumple la vida útil de este.

2.2.4. Actual proceso legislativo para la red de distribución

Actualmente se encuentra desarrollando el proceso legislativo para el área de distribución de

energı́a eléctrica. Este proceso participativo comenzó el segundo semestre del año 2016, liderado

por la CNE y contó con la presencia de distintos actores del mundo académico como es el caso de la

Pontificia Universidad Católica (PUC), ası́ como representantes del sector industrial como Transelec,

grupo CGE y Saesa entre otros. Este trabajo participativo tiene como objetivo entregar un anteproyecto

de ley de distribución eléctrica a fines del año 2017.
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En abril del año 2017 se culmina el proceso de diagnóstico del sector de distribución, este proceso

ha contado con la realización de seminarios relacionados con la materia y reuniones con 4 grupos de

trabajos, con distintos enfoques. Estos grupos participaron en tres talleres que tenı́an como objetivo

principal el diagnóstico de problemas del marco regulatorio actual, la elaboración de visiones y so-

luciones y el estudio de propuestas. Paralelamente al proceso legislativo mencionado anteriormente,

en noviembre del año 2016 se comenzó a desarrollar el proceso normativo que tiene como objetivo la

elaboración de la norma técnica para sistemas de distribución.

Respecto del proceso de diagnóstico del sector de distribución, culminado el primer semestre de

este año, se destaca lo siguiente:

Se plantea el problema de los efectos en la incorporación de nuevos agentes y tecnologı́as en la

expansión de la red, por ejemplo los PMGD.

Se reconoce la falta de una planificación coordinada con otros segmentos de la red tales como

transmisión zonal y nacional, además de que el proceso de planificación debe considerar la in-

certidumbre de la penetración de nuevas tecnologı́as y servicios como la generación distribuida,

ası́ como la falta de integración de polı́ticas de desarrollo urbano en estos procesos.

Falta de información para la planificación de la red considerando la expansión de la generación

distribuida.

Falta de mecanismos que regulen las interacciones bilaterales entre empresas de distribución y

terceros en cuando a la expansión de la red.

Se plantea que las redes actuales no están preparadas para la masiva entrada de generación

distribuida, en base a este planteamiento se propone generar incentivos para que empresas de

distribución tomen un rol proactivo en la detección de polos de generación distribuida.

Se plantea que al incorporar polos para nuevos servicios ası́ como zonas de potencial desarrollo

de generación distribuida añadirá incertidumbre y complejidad a los modelos de expansión.

Se debe desarrollar una planificación formal coordinada con otros segmentos de la red, definien-

do cuán vinculante o indicativa será la planificación a realizar, el rol que tomará el regulador en

la planificación de distribución y como se coordinará como los otros segmentos de la red.

Se debe evitar que proyectos de PMGD inmaduros o no viables entorpezcan el desarrollo de

mejores proyecto respecto a este punto es posible mencionar que actualmente existe un exceso

de solicitudes de conexión a la red, muchas veces se repiten SCR de un mismo proyecto para
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distintos puntos de conexión en un mismo alimentador, esto con el fin de solicitar información

de la red, lo que dificulta el desarrollo de otros proyectos.

Se debe tener en cuenta que la conexión de proyectos PMGD no solo depende de la capacidad

del alimentador si no que más bien de la condición previa existente.

2.2.5. Proceso normativo para la calidad de servicio en la red de distribución

Como se estipula en el artı́culo 72o-19 de la ley general de servicios eléctricos [28], la Comisión

Nacional de Energı́a debe analizar de forma permanente los requerimientos normativos que permitan

un correcto funcionamiento del sector eléctrico, regulando aspectos técnicos, de seguridad, coordina-

ción, calidad, información y económicos del funcionamiento del sector. Anualmente se deberá esta-

blecer un plan de trabajo normativo con el fin de proponer,facilitar y coordinar el desarrollo de las

normas.

Dado lo mencionado en el párrafo anterior, en noviembre del año 2016 se inicia el proceso de

elaboración de la norma técnica de calidad de servicio para sistemas de distribución. Publicándose el

borrador, del cual se destacan los siguientes aspectos:

Se define el término Instalación Compartida como el conjunto de instalaciones de consumo de

un cliente y un PMGD que se conectan a la red de distribución a través de un mismo empalme.

Baja tensión en distribución será instalaciones iguales o inferiores a 1 kV.

Media tensión en distribución corresponderán a instalaciones de tensión superiores a 1 kV e

inferiores o iguales a 23 kV.

Se clasifican las redes de distribución utilizando para ello un ı́ndice que representa la dificultad

de entregar el servicio de distribución. Este ı́ndice representa la densidad de las redes eléctricas

según el número de clientes conectados y el largo total de las lı́neas eléctricas en cada sistema

de distribución.

Las empresas distribuidoras deberán publicar en su página web la siguiente información refe-

rente a las solicitudes de conexión y ampliación de servicios:

• Número de solicitudes de conexión o ampliación de servicios recibidas, distinguiendo unas

de otras.

• Número de solicitudes de conexión o ampliación que cumplan los requerimientos para ser

tramitadas.
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• Número de solicitudes de conexión o ampliación de servicios realizadas.

• Tiempo promedio en que se realizaron las conexiones o ampliaciones de servicios.

Entre otras cosas.

La empresa distribuidora debe disponer de equipos para realizar mediciones en las cabeceras

de todos los alimentadores de sus sistema de distribución. Dentro de estas mediciones se debe

incluir el flujo de potencia aparente, activa y reactiva, manteniendo un registro horario de por lo

menos los últimos seis meses.

Las empresas distribuidoras realizarán, de forma anual, campañas de medición, con el objetivo

de verificar el cumplimiento de las exigencias de calidad de producto en distintos puntos de la

red. Además, en el informe entregado a la superintendencia se debe detallar el plan de acción

para subsanar los incumplimientos identificados con las mediciones.

2.2.6. Caracterización y problemáticas de la actual metodologı́a de planificación

De los antecedentes presentados de los marcos y procesos regulatorios de las redes de transmisión

y distribución eléctrica de Chile es posible señalar lo siguiente:

La planificación energética se realiza de forma quinquenal y con un lı́mite temporal mı́nimo de

30 años. Este proceso considera distintos escenarios energéticos de expansión tanto de generación

como de consumo, junto con ello en la planificación energética se deben identificar los polos de

desarrollo de generación. Esta planificación la realiza el Ministerio de Energı́a, debe contar con una

instancia de participación ciudadana e incluir como objetivos la eficiencia energética, intercambios

internacionales de energı́a, generación distribuida, entre otros. Se identifica una clara relación entre la

planificación energética y la de transmisión, ya que esta última considera los escenarios energéticos en

su metodologı́a. Los estudios de planificación energética pueden indicar necesidades de transmisión a

largo plazo, de esta forma guiar y complementar la planificación de la red de transmisión.

La planificación de la transmisión se realiza anualmente y tiene un horizonte temporal mı́nimo de

20 años. Este proceso, a cargo de la CNE, establece expansiones en la red de carácter vinculante en

las redes de transmisión nacional, zonal, transmisión para polos de desarrollos y dedicadas en casos

particulares y debe contemplar para ello holguras y redundancias. Señala como objetivos la eficiencia

económica, competencia, seguridad y diversificación de la red. La planificación de la transmisión,

al igual que la planificación energética, cuenta con una etapa de participación ciudadana que puede

ser integrada por empresas generadoras, transmisoras, distribuidoras y clientes no regulados. En el

desarrollo de la transmisión el rol del estado radica en garantizar el bien común.
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Las nuevas obras para el sistema nacional que se definen en los planes anuales de expansión son

sometidas a un proceso de licitación cuyas bases las establece la CNE.

Actualmente la metodologı́a de planificación para la red de transmisión es centralizada, este pro-

ceso está a cargo de organismos reguladores y es de carácter vinculante. Con el fin de incorporar la

estrategia energética en el proceso de planificación de esta red, se utilizan los estudios de planificación

energética en la cual se proyecta el desarrollo de explotación de recursos de energı́a para un horizonte

temporal mayor al de la planificación de la red. Caracterı́sticas importantes de esta metodologı́a son

la etapa de participación ciudadana, la que está integrada por los principales actores de la industria,

dando mayor legitimidad al proceso. Junto con ello, la anualidad de la planificación de la transmisión

y su horizonte temporal mı́nimo de 20 años permite flexibilizar los planes de expansión, haciendo a la

planificación de la transmisión más proactiva frente al dinamismo que agregan incertidumbres de los

escenarios energéticos sin perder la visualización de beneficios en el largo plazo.

En cuanto a la distribución, actualmente la red se comporta de forma reactiva frente a la inclusión

de nuevos servicios, como la generación distribuida. Esto es causado principalmente por el nulo in-

centivo, hacia empresas distribuidoras, en inversión para nuevas tecnologı́as y servicios, además de no

incentivar la detección proactiva de polos de generación distribuida. Esta situación se produce princi-

palmente por la metodologı́a de valorización de activos en el área de distribución de energı́a eléctrica,

la cual se concentra en el valor agregado por concepto de distribución (VAD) que como establece el

artı́culo No 182 del DFL 4 [28] se basa en una empresa modelo y considera, entre sus factores, los

costos estándares de inversión, mantención y operación asociados a la distribución. Los estudios para

el cálculo del VAD se realizan en base a supuestos de eficiencia en la polı́tica de inversiones y gestión

de una empresa modelo o teórica de distribución operando en el paı́s. Respecto a este aspecto, es muy

importante resaltar que la empresa modelo esta diseñada con el fin principal de suplir la demanda de

energı́a de los consumidores finales, por lo que en la práctica las inversiones realizadas por empre-

sas distribuidoras fuera del marco de diseño y criterios de eficiencia de la empresa modelo no son

reconocidas.

La nueva ley de transmisión establece que las empresas de transmisión zonal sólo pueden realizar

obras que no se encuentren dentro del plan de expansión que sean clasificadas como obras menores

o de urgencia en caso de desastres naturales. Sin embargo, no se define qué será clasificado como

una obra menor. Este aspecto es de importancia, ya que en el caso que las inyecciones de potencia

por parte de un nuevo proyecto de PMGD se propaguen a la red de transmisión zonal puede que se

requieran obras adicionales en estas instalaciones, por lo que si estas no se encuentran dentro del plan

de expansión deberán ser evaluadas caso a caso.

Se identifica un deficiente flujo de información entre empresas de distribución y transmisión zonal,
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respecto de la conexión de generación distribuida. Hay traspaso de información desde distribución a

transmisión zonal luego de la SCR por parte del interesado en conectar un PMGD y sólo se da en

casos de inversión de flujo de potencia, según criterios técnicos especı́ficos y esto con el fin de que se

realicen las obras adicionales necesarias que permitan la inyección de excedentes de potencia. Es decir,

las empresas de transmisión zonal no reciben información de la distribuidora hasta que ya es necesario

realizar obras adicionales en sus instalaciones. Esta situación dificulta que empresas de transmisión

zonal identifiquen anticipadamente la necesidad de obras de ampliación en sus instalaciones.

Se destaca el hecho de que la única vı́a para la entrega de información por parte de empresas dis-

tribuidoras a interesados en conectar proyectos PMGD, sea a través del proceso de conexión mediante

el envı́o del Formulario 1 a la empresa distribuidora. Junto con ello, es importante destacar que la

información solicitada en este formulario sólo hace alusión al alimentador donde eventualmente se

conectarı́a el PMGD y no a alimentadores vecinos que lleguen a la misma subestación primaria.

2.3. Experiencias internacionales

Con el fin de ampliar la visión respecto de los desafı́os para las redes eléctricas debido al desarrollo

de la generación distribuida, se indagó en la experiencia internacional de Alemania, Estados Unidos

(particularmente el estado de California) y Brasil. Alemania y Estados unidos fueron escogidos por

su madurez normativa en el tema. Como dato, es posible mencionar que en el año 2010 Alemania

contaba con 83 GW de potencia instalada proveniente de instalaciones de generación distribuida, lo

que para ese año correspondı́a a un 51,7 % de la capacidad total instalada. Junto con esto, el 97 %

de los recursos energéticos renovables se conectaron en la red de distribución [13]. A continuación,

se presenta una gráfica que muestra la evolucion de la generación distribuida proveniente de recursos

renovables, donde se aprecia el notable crecimiento dada la entrada en vigencia de la ley de expansión

de energı́as renovables (Erneuerbare-Energien-Gesetz, EEG) [20] en el año 2000:
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Figura 2.3: Evolución de la generación distribuida proveniente de recursos renovables en Alemania.
(Fuente: Energy Policy Research Group of University of Cambridge [13]).)

El estado de California cuenta con una basta experiencia en el área de la generación distribuida,

en este estado el marco regulatorio para este servicio comenzó a gestarse en el año 1978 con la ley

de polı́tica regulatoria pública, cuyo fin era fomentar la instalación de nuevas fuentes de energı́a como

alternativa a instalaciones tradicionales. Para fines de la década de los 90 aparecieron pequeños medios

de generación conectados a las redes de distribución, situación que fue fomentada mediante programas

de incentivos gubernamentales para este tipo de proyectos. Junto con lo anterior, se han desarrollado

normas de interconexión, modelos arancelarios, entre otras. A continuación se presenta una gráfica

donde se aprecia el desarrollo de la generación distribuida en el estado de California ara la última

década.
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Figura 2.4: Capacidad de generación instalada proveniente de generación distribuida no residencial
mediante energı́a solar en California. (Fuente: California Distributed Generation Statistics [14]).)

Por último resulta de gran interés incluir a Brasil dentro de las experiencias internacionales de

estudio, ya que este paı́s cuenta con procedimientos de planificación para la red de distribución apro-

bados, que consideran el servicio de generación distribuida, además de mecanismos de incentivos ara

instalaciones de este tipo que utilicen energı́as renovables. Es interesante conocer la forma en la que se

enfrentó el desarrollo de la generación distribuida, teniendo en cuenta que las polı́ticas de incentivos

hacia la generación distribuida y de planificación de las redes de distribución son recientes y entregan

una perspectiva comparativa entre paı́ses desarrollados y otros en vı́as de desarrollo.

2.3.1. Alemania

Lo primero al hablar de la experiencia de Alemania, en cuanto a la planificación de sus redes

eléctricas considerando la generación distribuida es hablar acerca del contexto energético de ese paı́s.

Alemania, en el año 2015 poseı́a el sistema eléctrico más grande de Europa y la mayor parte de

energı́a renovable del continente en términos de capacidad instalada. Existen cuatro empresas de la

industria eléctrica que dominan el mercado. Sin embargo, en ellas se concentra solo el 5 % de los
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recursos renovables, por el contrario, el 46 % de la generación renovables es producida por privados

incluyendo la agricultura [15].

Luego del desastre nuclear en Fukushima en el 2011, Alemania tomó la decisión de eliminar

la generación nuclear de su parque energético lo que significó el cierre de siete plantas nucleares,

además de la introducción de un plan de transición energético (Energiewende), el cual dentro de sus

medidas estipula la supresión progresiva de la energı́a nuclear hasta el año 2022, esto significa dejar

de contar con 12.000 MW. Junto con este plan de transición energética se aprobaron, en menos de 4

meses, seis leyes y un reglamento cuyas principales áreas de acción eran la supresión progresiva de la

energı́a nuclear, la aceleración de la expansión eléctrica de la red y el mayor desarrollo de las energı́as

renovables [16].

En cuanto al fomento de la generación renovable en Alemania, en el año 2014 la generación

renovable era mayor al 25 % del parque generador y con el plan Energiewende se espera que crezca

hasta un 40-45 % en el año 2025, a un 55-60 % en el 2035 hasta llegar a un 80 %,de la matriz de

generación, en el 2050.

Del marco regulatorio energético alemán, se destacan la Ley de la industria energética alema-

na (Energiewirtschaftsgesetz, EnWG), Ley de aceleración de expansión de la red de transmisión

(Netzausbaubeschleunigungsgesetz Übertragungsnetz, NABEG), Ley de expansión para lı́neas eléctri-

cas (Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen, EnLAG) y EEG [17],[18], [19] y [20]. De estas leyes

se destaca lo siguiente

2.3.1.1. Red de distribución

La planificación de la red de distribución no cuenta con un marco legislativo a nivel federal equi-

valente al de la red de transmisión. El proceso de planificación esta sujeto a regulaciones y requisitos

locales. Actualmente la expansión de la red de distribución se impulsa principalmente permitiendo a

los operadores de la red de distribución, transferir los gastos de capital por inversión a los usuarios de

la red, estos pueden solicitar un factor de extensión para incluir en sus lı́mites de ingresos los costos

de las medidas de expansión necesarias para la red.

Del estudio del marco regulatorio alemán para las redes de distribución, tomando en cuenta las

problemáticas evidenciadas en el desarrollo de la generación distribuida a nivel nacional, se destaca lo

siguiente:

Se debe garantizar el traspaso de información entre los operadores de las distintas áreas de la

industria (generación, transmisión y distribución), entre esta información se encuentran datos en
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tiempo real y datos de planificación. Además, los operadores de las redes deberán proporcionar

a operadores de otras redes, que estén vinculadas técnicamente, la información necesaria para

garantizar el funcionamiento seguro y eficaz, además de un desarrollo coordinado.

Los operadores de la red de distribución están obligados a cooperar con los operadores de la red

de transmisión con el fin de garantizar el correcto desarrollo del plan de desarrollo de la red,

facilitando información necesaria.

Los operadores de la redes de distribución, a petición de la autoridad reguladora,elaborarán y

presentarán un informe de planificación de la red, el cual debe incluir medidas especı́ficas para

la optimización, refuerzo y expansión de este sistema, junto con el respectivo plan de obras.

Con el fin de mejorar el flujo de información, los operadores de las redes de distribución de

alta tensión (110 kV) deben publicar mapas anuales de sus instalaciones, indicando las regiones

donde se presentan congestiones en las lı́neas, además de las bases de planificación para el

desarrollo de la inyección y extracción de potencia para los próximos 10 años.

En cuando a la generación distribuida, los operadores de las redes de distribución deben consi-

derar el desarrollo de este servicio, además de la eficiencia energética y medidas de gestión de

demanda para la planificación de la expansión de sus redes.

La EEG actualizada el año 2017 establece dentro de sus medidas que los operadores de las

redes de distribución optimizarán, reforzarán y ampliarán de inmediato sus redes cone el fin de

garantizar la aceptación transporte y distribución de electricidad a partir de energı́as renovables.

A modo de resumen, para las redes de distribución en Alemania existen operadores, los cuales

son responsables de la planificación de estos sistemas considerando el desarrollo de la generación

distribuida, eficiencia energética, suministro de energı́a eléctrica los consumidores finales, entre otras

cosas para la determinación de obras que optimicen, refuercen y expandan las instalaciones de la red.

Además de lo anterior, las instalaciones de la red de distribución deben garantizar la aceptación del

transporte y distribución de electricidad a partir de energı́as renovables. En cuanto al flujo de informa-

ción entre las distintas áreas de la industria existen mapas en lı́nea de las redes de distribución, cuya

actualización esta a cargo de los operadores, además se establece legalmente que estos deben propor-

cionar la información necesaria para la eficiente coordinación del desarrollo de las redes eléctricas.

2.3.1.2. Red de transmisión

Para la red de transmisión eléctrica, al igual que en Chile, existen procesos de planificación

energética, los cuales son la base para la planificación del desarrollo de la red eléctrica. La planifica-
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ción energética es desarrollada por los operadores de la red de transmisión y debe considerar polı́ticas

energéticas del mediano (10 a 15 años) y largo plazo (15 a 20 años), incluyendo información acerca

de la rapidez de expansión de las distintas energı́as renovables. Cabe destacar que estos procesos de

planificación poseen instancias de consulta pública.

En cuando al plan de desarrollo de la red de transmisión, este es desarrollado por los operadores

de estas redes y deben contener información acerca de las medidas necesarias para el funcionamiento

seguro y confiable de la red, para los próximos tres años. Junto con lo anterior, estos planes deben

contener un plan de obras de ampliación de la red, proyectos pilotos relacionados con innovación y

nuevas tecnologı́as, además del estado de obras asociadas a planes anteriores. Es necesario mencionar

que estos planes de desarrollo de la red, se someten a una instancia donde pueden ser modificados o

bien aprobados por organismos reguladores. Actualmente, el plan de desarrollo de la red de transmi-

sión es caracterizado, por la agencia de la red federal (Bundesnetzagentur), en 5 etapas de las cuales

se destacan los siguientes aspectos:

1. Escenarios energéticos: En esta primera etapa se describen los desarrollos probables del pa-

norama energético alemán para los próximos años. Estos escenarios son diseñados anualmente

por los operadores de la red de transmisión y aprobados por la agencia de la red federal.

El informe entregado al culminar esta etapa debe contener tres escenarios energéticos. Dos de

ellos deben proyectar el desarrollo para los próximos 10 a 15 años y el escenario restante prevé

la evolución en los próximos 15 a 20 años. Este informe debe contener información acerca de la

proyección del consumo eléctrico, la rapidez de la expansión de las distintas energı́as renovables

e intercambios internacionales de energı́a, entre otras cosas.

2. Planes de desarrollo de la red e informe ambiental: Con los escenarios energéticos elabora-

dos en la primera etapa, anualmente los operadores de redes deben dimensionar las necesidades

de expansión para los próximos 10 a 15 años. El resultado de ese cálculo es el plan de desarrollo

de la red, el cual debe ser aprobado por la agencia de la red federal. Además de esto, se debe

elaborar un informe de impacto ambiental para las futuras obras de expansión. Para determinar

las medidas de expansión necesarias, el operador debe seguir el principio de ”optimizar antes

de ampliar antes de expandir” (NOVA por sus siglas en alemán), esto quiere decir que se bus-

cará la optimización en primera instancia, como segunda posibilidad se buscará la ampliación

y finalmente, si es el caso, se optará por la expansión de la red. Cabe señalar que para todas las

obras de expansión se estudiará su impacto ambiental.

3. Plan vinculante de requisitos federales: La agencia de la red federal debe presentar el plan

de desarrollo de la red, junto con los informes ambientales al gobierno federal, estos servirán
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CAPÍTULO 2. PMGD Y REDES ELÉCTRICAS

como borrador de un pan federal de suministro. Además, las necesidades de expansión urgentes

se establecen de forma vinculante, esto con el objetivo de acelerar los procedimientos adminis-

trativos posteriores. Se debe destacar que los proyectos individualizados de expansión de la red

sólo especifican los puntos de inicio y término de las lı́neas eléctricas ya que el trazado de estas

se evalúa en otra instancia.

4. ¿Planificación federal o procedimientos de planificación espacial?: En esta etapa se evalúan

las franjas por donde posiblemente pasarán las lı́neas utilizando criterios técnicos y económicos,

además de las necesidades de los habitantes de la región y la conservación de la naturaleza y

el paisaje. Una autoridad territorial es responsable de todos los proyectos del plan de requisi-

tos federales, generalmente se elabora un procedimiento de planificación espacial para decidir

sobre su aplicación. La determinación de las franjas por donde pasaran las lı́neas definidas en

la planificación federal es vinculante. Además, se cuenta con un procedimiento estandarizado a

nivel nacional que ayuda a acelerar la planificación de las lı́neas requeridas.

5. Determinar los trazados exactos de las lı́neas en la planificación: En esta última etapa, las

franjas determinadas en la etapa anterior son la base para el procedimiento de la aprobación

del plan. Los operadores de las redes de transmisión considerarán trazados alternativos para las

nuevas lı́neas. Al culminar esa etapa se realiza la decisión de aprobación del plan.

Se destaca el propósito de la ley NABEG, cuya intención es la reducción del tiempo necesario para

la planificación y aprobación de lı́neas, con el fin de fomentar el suministro de energı́a renovable. Por

otra parte la EnLAG acorta recursos legales a una sola instancia para la aprobación de obras destinadas

a conectar centrales eléctricas y evitar congestiones en la red de transporte de energı́a.

A diferencia de Chile, en Alemania la planificación de las redes de transmisión no esta a cargo de

los organismos reguladores, si no que de los operadores de las redes, además estos realizan los estudios

de planificación energética. Los organismos reguladores se encargan de la aprobación y modificación

de estos planes. Respecto de la generación distribuida se destaca la obligación legal de colaborar

con información entre las áreas de transmisión y distribución para el desarrollo coordinado de la

red. Además, se destaca el hecho de que la planificación de la red tiene como principal objetivo la

preparación de la red para el ingreso de energı́as renovables y la reducción de instancias legales para

agilizar obras de ampliación en caso de congestiones en la red.
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2.3.2. Estados Unidos - California

A fines de 1990 la planificación de la infraestructura eléctrica de California está a cargo de los

organismos energéticos estatales, estos son la Comisión de Energı́a de California (California Energy

Commission, CEC), Comisión de Servicios Públicos de California (California Public Utilities Com-

mission, CPUC) y el Operador Independiente del Sistema de California (California Independent Sys-

tem Operator, CAISO).

2.3.2.1. Red de distribución

La planificación de la red de distribución se basa en la sección 769 del Código de Servicio Públi-

cos, actualizada el año 2013 por la AB 327 [22], en particular la sección 8 del documento. Además de

esto, la CPUC, en el año 2014, estableció el reglamento (R. 14-08-013) [23] que regula caracterı́sticas

del proceso de planificación. De estos documentos se destaca lo siguiente:

La ley de servicios públicos considera como recursos energéticos distribuidos a la generación re-

novable, dispositivos de eficiencia energética, almacenamiento de energı́a, vehı́culos eléctricos y tec-

nologı́as de respuesta a la demanda. Bajo esta definición, se establece que las empresas de distribución

deberán presentar anualmente ante la CPUC una propuesta de planificación de recursos distribuidos

identificando la ubicación óptima para el desarrollo de estos recursos. Cada una de estas propuestas

debe contener información acerca de:

Evaluación de costos y beneficios respecto de la localización de los recursos ubicados en el

sistema de distribución. Esta evaluación esta basada en reducciones o aumentos de la capacidad

de generación local, optimización de inversiones en infraestructura del sistema de distribución,

beneficios de seguridad, confiabilidad u otros beneficios que estos recursos proporcionen a la

red eléctrica.

Proposición para el desarrollo rentable de los recursos distribuidos con el fin de satisfacer los

objetivos de la planificación.

Proposición de métodos de incentivos o programas afines para maximizar los beneficios locales

y minimizar los costos marginales de los recursos distribuidos.

Identificación de gastos adicionales y obstáculos frente al la integración de los nuevos recursos

con el fin de garantizar un servicio confiable y proporcionar beneficios netos a los contribuyen-

tes.
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La CPUC debe revisar cada propuesta del plan de recursos distribuidos presentados por las

empresas de distribución teniendo la facultad de modificar y aprobar estos planes. Ademas, la

CPUC puede aprobar gastos en infraestructura de distribución ligados a la planificación siempre

y cuando estos sean justos y razonables además de que proporcionen beneficios netos a los

usuarios. Junto con ello la comisión puede adoptar criterios y mecanismos para la rendición de

cuentas en estas inversiones.

En cuanto a los objetivos paralelos para la inversión en infraestructura del sistema distribución

se destaca:

• La modernización de la red para permitir flujos bidireccionales de energı́a.

• Incentivar a inversores en recursos energéticos distribuidos para obtener beneficios me-

diante la prestación de servicios a la red.

La integración efectiva de recursos distribuidos se centra principalmente en satisfacer el creci-

miento esperado de la demanda y potencial consumo máximo sin tener mayor información del

consumidor.

El reglamento para la planificación considera como capacidad máxima de generación a conec-

tarse en el sistema de distribución, 20 MW.

Se establece como fundamental la coordinación de la planificación de recursos distribuidos con

los procesos de planificación de la transmisión.

Según el reglamento se debe realizar un análisis técnico de la capacidad de integración del sis-

tema de distribución, este análisis debe cuantificar la capacidad del sistema de integrar recursos

distribuidos bajo criterios técnicos, lı́mites del sistema de protección, calidad y seguridad en

el servicio. Estos análisis se publican a través de un mapa en lı́nea cuyo mantenimiento está a

cargo de cada empresa de distribución.

El reglamento establece que se debe evaluar la capacidad del sistema, en conjunto con las inver-

siones previstas para un periodo de dos años.

Las empresas de distribución deben desarrollar tres escenarios que proyecten a 10 años el creci-

miento esperado de los recursos energéticos distribuidos (Distributed Energy Resources, DER)

incluyendo la dispersión geográfica e impactos en la planificación de distribución.

Se debe desarrollar un análisis dinámico de la capacidad de integración de DER de la red, el

cual debe considerar escenarios donde la capacidad de DER integrada no fluye hacia el sistema

de transmisión y otro donde se considera una integración de DER independiente del flujo de

potencia haca el sistema de transmisión.
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2.3.2.2. Red de transmisión

La planificación de las instalaciones eléctricas de California se puede describir en tres procesos

cı́clicos principales[21]

1. Pronóstico a largo plazo de la demanda de energı́a, como parte del informe de polı́tica energética

(Integrated Energy Policy Report, IEPR).

2. Procedimiento bienal del plan de adquisiciones a largo plazo (Long-Term Procurement Plan,

LTPP) a cargo de la CPUC.

3. Proceso anual de planificación de la transmisión (Transmission Planning Process, TPP) realiza-

do por el CAISO.

Dentro de las caracterı́sticas de estos procesos de destaca la creación del comité directivo de arti-

culación conjunta, que garantiza la coordinación de la planificación, alineando los procesos y estipu-

lando la colaboración de los organismos de energı́a. Los objetivos de la coordinación de los procesos

nombrados anteriormente son: Asegurar que los diversos estudios de planificación de recursos estén

basados en datos consistentes y actualizados, establecer responsabilidades claras entre las partes in-

teresadas y las agencias sobre los flujos de información, resultados de los estudios e información entre

los procesos, maximizar la colaboración interinstitucional para el desarrollo de supuestos, enfoques y

cumplir con los objetivos de la polı́tica energética y ambiental de California de una manera coordinada

y efectiva.

Junto con coordinar los tres procesos básicos, se acordó un proceso anual para desarrollar supues-

tos y escenarios de planificación que se utilizarán en las actividades de planificación de la infraestruc-

tura al año siguiente. Estos supuestos incluyen a la demanda y oferta, la infraestructura del sistema,

ası́ como la carpeta de energı́as renovables como suposición clave.

De los tres procesos mencionados anteriormente (IEPR, LTPP y TPP) se destaca lo siguiente:

1. Pronóstico de la CEC sobre la demanda energética en California (EIPR): Se considera in-

formación esencial para la planificación de infraestructura. El EIPR es un proceso bienal que

proyecta la demanda energética a largo plazo entregando la información para cada año impar,

esto debe ser consistente con los ciclos previos de IEPR. Además, en este documento se propor-

ciona información acerca de la demanda actualizada para los años pares, esto basado en datos

económicos y demográficos. En este proceso, se tienen en cuenta los impactos significativos que

tienen factores como la eficiencia energética, generación distribuida y generación domiciliaria
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en la modificación de la demanda. Que la información de la demanda energética y actualiza-

ción de la demanda se entregue para años impares y pares respectivamente indica cuando esta

información se utiliza como entrada para la planificación de la infraestructura de transmisión.

2. Procedimiento del plan de adquisiciones a largo plazo de la CPUC (LTPP): Es un proce-

so bienal que comienza los años pares para ası́ contar con la información del IEPR. A modo

de ejemplo, el actual ciclo (LTPP-2016) comenzó a fines del año 2015 y abarcará el periodo

2016-2017. Aunque cada LTPP tiene un enfoque especı́fico para solucionar problemas de con-

fiabilidad del sistema, este proceso se puede dividir en dos etapas:

Fase 1: Durante la primera parte de esta fase hasta fines del primer semestre, el CAISO

realiza estudios con los supuestos y escenarios de la planificación energética, con el fin de

evaluar las necesidades, capacidad y flexibilidad del sistema. Esta información se entrega

a la CPUC quien toma una decisión respecto de estos tópicos.

Fase 2: En esta fase se determina la mejor forma de cubrir las necesidades determinadas

en la fase anterior y culmina con la autorización de la CPUC para cualquier adquisición

necesaria al final del año impar del ciclo. Se debe optimizar las adquisiciones necesarias

para el desarrollo de la red.

3. Proceso de planificación de la transmisión del CAISO (TPP): El TPP es un ciclo anual,

comienza en enero de cada año y culmina en marzo del año siguiente con la aprobación, por

parte del CAISO, del plan integral de transmisión. En los ciclos de TPP que comienzan en un

año par, el CAISO realiza estudios técnicos utilizando los supuestos y escenarios finales como

punto de partida para el desarrollo del plan de transmisión, con el fin de evaluar las necesidades

de recursos locales. En forma paralela al TPP, el operador realiza es estudios que evalúan la

flexibilidad de los recursos. Los resultados de estos estudios son una información de entrada

para el LTPP en la evaluación de necesidad. Además, existe retroalimentación entre el TPP

aprobado y la fase 2 del LTPP ya que mejoras en la transmisión aprobadas en el TPP pueden

compensar necesidades identificadas en el LTPP. En los ciclos de TPP que comienzan en años

impares, el CAISO realiza principalmente estudios de planificación de la transmisión, además

de cooperar en la fase 2 de los LTPP.

En paralelo a estos procesos, las instituciones energéticas de California se reúnen los otoños de cada

año, con el fin de elaborar un borrador de supuestos y escenarios el cual es sometido a consulta

pública. Uno de los supuestos principales es la cartera de recursos renovables (RPS), donde se incluye

información acerca del desarrollo de proyectos de energı́a renovable y recursos no explotados. Se debe
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tomar en cuenta que este proceso interinstitucional se realiza anualmente, sin embargo, su enfoque

varı́a cada año ya que el LTPP e IEPR son procesos bienales, no ası́ el TPP que es anual.

2.3.3. Brasil

2.3.3.1. Red de distribución

Para la planificación del sistema de distribución se cuenta con el documento de procedimientos

de distribución (PRODIST), en particular el módulo 2 de planificación de expansión del sistema de

distribución [27] cuya última revisión se realizó el mes de julio de 2016 . Respecto de este documento

se destaca lo siguiente:

Se clasifica el sistema de distribución de la siguiente forma:

• SDAT: Sistema de distribución de alta tensión desde 69 kV hasta 230 kV.

• SDMT: Sistema de distribución de media tensión, superior 1 kV hasta 44 kV.

• SDBT: Sistema de distribución de baja tensión, inferior o igual a 1 kV

En cuanto a la previsión de demanda:

• Las empresas distribuidoras deben mantener información de su sistema de distribución en

un sistema de información georreferenciada, junto con ello en la previsión de la demanda

se debe considerar las solicitudes de acceso, ası́ como aumentos de carga.

• En el SDAT las barras, deben proporcionar información necesaria para la planificación de

las lı́neas y subestaciones que tienen interacción directa con el resto de la red, incluyendo

instalaciones del sistema de transmisión.

• Se deberá considerar un horizonte de proyección de 10 años para los SDAT, 5 años para

SDMT con periodicidad anual y se debe considerar la generación distribuida.

En cuanto a la caracterización de la carga, se realizarán campañas de medición cuya revisión

debe ser periódica

En cuanto a los criterios y estudios de planificación:

• Para el SDAT se busca adecuar el sistema existente a mejores condiciones operativas aten-

diendo necesidades del crecimiento de generación y consumo de energı́a eléctrica.
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• La distribuidora debe participar de los estudios de planificación sectorial que tengan como

objetivo mejorar y expandir los sistemas de transmisión. Debe proporcionar datos, par-

ticipar de propuestas alternativas de expansión y evaluar la compatibilidad de estas con

propuestas del sector de transmisión.

• En cuanto a los horizontes de planificación para el SDAT son de 5 años (corto y mediano

plazo) a 10 años (largo plazo) y debe considerar criterios de seguridad, carga admisible

para el funcionamiento normal y contingente, calidad de servicio, viabilidad económica y

ambiental.

• Para la planificación del SDAT en el corto y mediano plazo, se debe considerar los detalles

de expansión y refuerzos para los próximos 5 años. Con el fin de cumplir criterios técnicos

y económicos del plan de obras.

• Tanto los estudios en el corto y largo plazo deben ser revisados anualmente ya que el

resultado de estos es proponer nuevas subestaciones, redes y lı́neas de distribución, ası́

como ampliaciones de lo existente.

• El plan de desarrollo de distribución (PDD) presenta los resultados de los estudios de pla-

nificación de distribución para todos los rangos de tensiones y debe contener información

acerca del plan de obras, obras realizadas el año anterior y revisión de estas. Estas obras

pueden ser clasificadas como de expansión, renovación o mejora de calidad del sistema.

2.3.3.2. Red de transmisión

En Brasil, la Empresa de Pesquisa Energética (EPE) es el organismo público, vinculado al Minis-

terio de Minas y Energı́a (MME), encargado de la realización de estudios de corto, mediano y largo

plazo acerca de las necesidades de energı́a para el desarrollo sostenible del paı́s. Esto implica, el le-

vantamiento de recursos energéticos disponibles, el análisis de la evolución de la infraestructura de

generación y transporte de energı́a para el abastecimiento del mercado y el dimensionamiento de las

inversiones asociadas a la expansión [24]. Los principales estudios desarrollados por este organismo

son:

Plan Decenal de Expansión Energética (PDE): Este documento se publica anualmente por

el MME. Incorpora una visión integrada de la expansión de la demanda y oferta de recursos

energéticos, incluyendo recursos energéticos distribuidos y criterios de eficiencia energética,

para un horizonte temporal de 10 años. Se define un escenario de referencia el cual sirve como

orientación para las decisiones de los agentes del mercado de energı́a, facilitando la expansión
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CAPÍTULO 2. PMGD Y REDES ELÉCTRICAS

equilibrada de la oferta energética del paı́s de forma que prevalezcan las opciones más competi-

tivas y que otorguen mayor beneficio al sistema. La elaboración de este documento incorpora un

proceso de consulta pública mediante el cual el MME recibe aportes de la sociedad, organismos

gubernamentales y agentes de sector energético.

Plan Nacional de Energı́a (PNE): Corresponde a un estudio de planificación integrada de los

recursos energéticos, se realiza por la EPE en vinculación con el MME. La perspectiva del PNE

abarca un horizonte temporal de 25 a 30 años e incorpora visiones de evolución tecnológica

en los diversos sectores energéticos, es decir, no sólo se considera la energı́a eléctrica si no

que también el petróleo y sus derivados, gas natural y biocombustibles, lo que implica realizar

un análisis socioambiental de la infraestructura de suministro de energı́a. En el último PNE

se realiza un análisis de la oferta descentralizada de energı́a, dentro de lo que se considera la

generación distribuida de energı́a, la producción descentralizada de energı́a entre otras cosas

[25].

Programa de Expansión de Transmisión (PET): Este documento se elabora en paralelo al

desarrollo de los estudios del PDE, en conjunto con las concesionarias de transmisión y dis-

tribución. Este programa considera a lı́neas y subestaciones de transmisión cuya instalación es

prioritaria y orienta la licitación de estas obras en el corto plazo. Este programa finaliza con la

incorporación de los refuerzos de la red eléctricas indicados por el operador nacional del sis-

tema (ONS) quien elabora el plan de ampliaciones y refuerzos (PAR) que deben garantizar la

calidad y seguridad del sistema eléctrico nacional [26].
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2.4. Conclusiones

Las metodologı́as de planificación para los sistemas eléctricos, ya sea de subtransmisión o dis-

tribución, considerando generación distribuida varı́an fuertemente dependiendo del paı́s en el cual se

apliquen esto se debe principalmente a la experiencia y previsión que han tenido en este tema. Sin

embargo todos los marcos regulatorios y metodologı́as de planificación estudiadas concuerdan en el

cambio de paradigma de las redes de distribución, frente a la penetración de medios de generación ma-

yoritariamente renovables y en la preparación de sus redes para permitir el ingreso de nuevos servicios

como la generación distribuida.

Actualmente los organismos reguladores chilenos visualizan el cambio de paradigma que implica

flujos bidireccionales en los sistemas de distribución y los requerimientos técnicos y económicos de

una red capaz de hacer frente a nuevos servicios. Se destacan los actuales procesos legislativos y

normativos en la materia y las instancias de participación ciudadana que los conforman.

Respecto de las experiencias internacionales estudiadas, a modo general, se destaca la realización

de estudios de planificación energética de recursos distribuidos, ası́ como de las redes de distribución,

estos realizados para distintos horizontes temporales; la coordinación de procesos de planificación de

las redes de transmisión y distribución definiendo ciclos para realizar los estudios, de modo tal que

algunos de estos sirvan como información de entrada para otros procesos. Se destaca además los flujos

de información entre las distintas áreas de un sistema eléctrico ya sea estipulando la colaboración

entre empresas de distribución y transmisión para los procesos de planificación, ası́ como mediante

plataformas en lı́nea.

Se debe tener en cuenta que los casos internacionales estudiados, corresponden a paı́ses con mayor

experiencia en generación distribuida que Chile y llevan años de adaptación en la planificación y

cambios regulatorios para permitir el desarrollo de este servicio de forma correcta y beneficiosa para

el sistema. Tomando en cuenta lo anterior y que los cambios regulatorios forman parte de un proceso

de aceptación del sistema para nuevas tecnologı́as y servicios, el cual debe ser paulatino y gradual, es

posible rescatar los siguientes aspectos para ser aplicados en Chile:

Se destaca, de todas las experiencias internacionales, la estipulación en sus marcos regulatorios

de las responsabilidades en el traspaso de información entre las diferentes áreas de los sistemas

eléctricos, en particular para procesos de planificación. Este aspecto es rescatable si se considera

las deficiencias en el flujo de información entre distribución y transmisión zonal evidenciadas

en el proceso de conexión que establece la NTCO de PMGD y procesos de planificación de la

transmisión en Chile. Ademas se debe considerar que la planificación de la transmisión ha cam-

biado, siendo actualmente de forma centralizada y vinculante, por lo que es de gran importancia
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contar con información de la red de distribución para estos procesos.

De Alemania y Brasil, se destacan las plataformas de información de las redes de distribución

en lı́nea, actualizadas y con información acerca de solicitudes de acceso y congestiones. Este

punto es de gran importancia, ya que en Chile, actualmente el único canal de información, frente

al desarrollo de generación distribuida, entre distribución y transmisión zonal lo establece la

NTCO de PMGD como parte del proceso de conexión.

De todas las experiencias internacionales, se destaca el hecho de la consideración de la genera-

ción distribuida en procesos de planificación para la red de transmisión, esto teniendo sustento

en los canales de información que poseen estos paı́ses para las distintas áreas de sus redes

eléctricas.

Pese a no ser abarcado, por los alcances de este trabajo de tı́tulo, es importante destacar la

existencia de procesos de planificación para las redes de distribución en todas las experiencias

internacionales estudiadas. De estos procesos es relevante la planificación energética de los

recursos distribuidos, análisis técnicos de la capacidad de integración de recursos distribuidos

en las redes de distribución y coordinación entre los distintos procesos de planificación para

todas las áreas de los sistemas eléctricos.

Se debe destacar el hecho de que contar con redes eléctricas capaces de integrar medios de gene-

ración distribuida de forma segura y eficiente forma parte de un proceso de cambio aún mayor que

tiene como fin migrar hacia redes inteligentes que den mayor eficiencia y confiabilidad al sistema.

34
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Capı́tulo 3

Propuesta metodológica de planificación

3.1. Introducción

En base a lo desarrollado en el capı́tulo anterior, resulta de gran importancia la búsqueda de nuevas

metodologı́as de planificación que permitan la inyección de energı́a eléctrica desde los sistemas de

distribución, hacia las redes de transmisión. En esta sección, se propondrán modificaciones al marco

normativo del área de distribución, aplicables principalmente a la NTCO de PMGD, ya que por los

alcances de este trabajo no se consideró una propuesta metodológica para la planificación de estas

redes. Los fundamentos de esta decisión se muestran debidamente en la sección 3.2. En cuanto a la

transmisión zonal se presentará la propuesta metodológica y los criterios utilizados para su expansión.

En el presente capı́tulo se presentarán y definirán los modelos utilizados, metodologı́as y casos de

estudio tanto para la red de distribución como para la transmisión zonal, con las debidas consideracio-

nes realizadas además de referenciar la información utilizada para este estudio.

Para el análisis de ambas redes se trabajó en la zona Sur del Sistema Eléctrico Nacional (SEN), ex

Sistema Interconectado Central (SIC), particularmente en la zona de Lebu, región del Bı́o Bı́o(VII).

Área que actualmente presenta problemas de congestión en la subestación primaria Lebu y lı́neas

de transmisión zonal aguas arriba [29], esto debido al ingreso de nuevos proyectos PMGD como es

el caso del parque eólico El Arrebol (9 MW) propiedad de Besalco-Energı́a y Lebu III (5,25 MW)

propiedad de Cristoro.
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3.2. Red de Distribución

3.2.1. Propuesta de cambios normativos

Para el estudio de la red de distribución, se propondrán cambios normativos a la NTCO de PMGD,

sin proponer una metodologı́a de planificación para esta red. Esta decisión se debe a que la actual

metodologı́a de expansión para la red de distribución, está basada en un marco legal cuya modificación

implica cambios en el sistema tarifario.

Actualmente el reconocimiento y valorización de los activos de las redes de distribución, se rea-

liza utilizando como referencia una empresa modelo o teórica. Esta empresa modelo, es diseñada

considerando al suministro de energı́a como el único fin de la empresa, donde el valor agregado por

conceptos de distribución (VAD), considera costos estándares de inversión, mantenimiento y opera-

ción por unidad de potencia suministrada [28]. De esta forma, al comparar los activos de una empresa

de distribución real con la empresa modelo, no se reconocen las instalaciones destinadas a la incor-

poración de nuevos servicios, como la generación distribuida o eficiencia energética. Esta situación

resulta en la inexistencia de incentivos, hacia empresas distribuidoras, para invertir en tecnologı́as e

infraestructura destinada a otros servicios que no sean el suministro de energı́a a usuarios finales.

Proponer una nueva metodologı́a de expansión para la red de distribución, implicarı́a modificar el

método de valorización de los activos de la red o bien rediseñar una empresa modelo que considere

nuevos servicios y por consiguiente modificar la tarificación del servicio de distribución, lo que está

fuera de los alcances de este trabajo.

Se debe recordar que los precios a nivel de distribución se determinan según:

PDx = PN + V AD + CTx (3.1)

Donde:

PDx: Precio a nivel de distribución.

PN : Precio nudo.

V AD: Valor agregado por concepto de distribución.

CTx: Cargo por uso del sistema de transmisión nacional.

Por otra parte los cambios propuestos a la NTCO de PMGD buscarán solucionar problemáticas

visualizadas del actual marco normativo, incorporando de forma eficiente los proyectos PMGD a

la red eléctric, mejorando principalmente el flujo de información entre empresas distribuidoras, de

transmisión zonal e interesados en conectar PMGD.
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CAPÍTULO 3. PROPUESTA METODOLÓGICA DE PLANIFICACIÓN

Dentro del marco normativo mencionado se identifica como principal problemática la escasa in-

formación disponible de las instalaciones de la red de distribución. Además, de un deficiente traspaso

de esta por parte de empresas distribuidoras hacia transmisión zonal, interesados en conectar proyec-

tos PMGD y organismos reguladores. Esto genera un exceso de solicitudes de información por parte

de futuros PMGD que entorpecen el proceso de conexión. Como dato de la reciente afirmación se

presenta la figura 3.1, donde se aprecia la gran cantidad de solicitudes de información en contraste con

las SCR e ICC para todas las regiones del paı́s.

Figura 3.1: Estadı́sticas del proceso de conexión de PMGD para el año 2017. (Fuente: SEC, Unidad
de Energı́as Renovables [11]).)

Otro aspecto a destacar es lo que se establece en el Tı́tulo 2-1 Artı́culo 2-4 de la NTCO de PMGD

frente al ingreso de una SCR. La empresa distribuidora sólo comparará la demanda mı́nima del ali-

mentador donde se ubicará el PMGD con la máxima inyección coincidente de los PMGD conectados,

añadiendo la inyección del PMGD interesado, sin hacer mención a las condiciones en que se encuen-

tran los alimentadores vecinos que puedan estar conectados a un mismo transformador de la subes-

tación primaria. Esto se reafirma con el formulario 1 (solicitud de información) de la misma norma

técnica, en el cual el interesado en conectar un PMGD puede solicitar información acerca de las SCR

en trámite y PMGD conectados en el mismo alimentador para el cual se realiza la SCR.

Con fin evidenciar las falencias mencionadas del estudio de conexión de PMGD que establece

la norma técnica, se evaluarán las obras adicionales requeridas para la entrada en operación de dos

proyectos PMGD ubicados en alimentadores distintos de una misma red de distribución. En primera

instancia, se evaluarán las obras adicionales considerando únicamente proyectos de generación en el
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alimentador donde se conectará los PMGD, tal como establece la norma técnica. Posteriormente se

realizará el mismo análisis pero esta vez considerando además proyectos operativos y SCR vigentes en

alimentadores vecinos al de conexión. Finalmente se compararán los resultados de ambos estudios y se

propondrán nuevas condiciones para la evaluación de obras adicionales, consecuencia de la conexión

de PMGD.

3.2.2. Modelo implementado para distribución

En el modelo de distribución se estudiará el caso de la localidad de Lebu ubicada en la región

del Bı́o Bı́o, el cual consiste en la tramitación en forma paralela de la conexión de dos proyectos

eólicos de PMGD. El primero de ellos corresponde a El Arrebol cuya potencia instalada será de 9

MW, a conectarse en el alimentador La Fortuna que nace en la subestación primaria Lebu. El segundo

PMGD corresponde al parque eólico Lebu III con una potencia instalada de 5,25 MW a conectarse

en el alimentador Santa Rosa que nace de la misma subestación primaria Lebu. Dentro del sistema de

distribución de Lebu, se encuentran conectadas la central térmica Lebu (CT Lebu) con una potencia

instalada de 3,5 MW y el parque eólico Lebu II de 6,54 MW, lo que suma una capacidad instalada

de generación de 24,665 MW. La subestación Lebu se interconecta al SIC mediante la lı́nea Tres

Pinos - Lebu. Junto con esto, según la base de datos del SIC para DIGSILENTr, actualizada en

febrero del año 2017, la subestación Lebu cuenta con dos transformadores con capacidad nominal de

10 MVA cada uno, ambos con razón de transformación 66/13,2 kV. Como es posible apreciar dadas

estas condiciones la conexión de estos dos nuevos proyectos PMGD provocarán sobrecargas en los

transformadores de la subestación primaria. Se debe destacar que el parque eólico El Arrebol requiere

un nivel de tensión de 23 kV para la inyección de su potencia.

El modelo utilizado corresponde a una propuesta topológica de conexión para los PMGD en tra-

mitación y representa parte del sistema de distribución de Lebu, considerando los alimentadores Santa

Rosa y La Fortuna, además de las centrales de generación El Arrebol, Lebu III y CT Lebu.

3.2.2.1. Base de datos

Se utilizará una base de datos de extensión .dat para el programa DIGSILENTr proporcionada

por la unidad de estudios de conexión de centrales del grupo Saesa. Esta base de datos cuenta con

escenarios de demanda máxima y mı́nima. La propuesta topológica para la conexión del proyecto El

Arrebol añade dos transformadores en paralelo, cada uno de capacidad 5 MVA y razón de transforma-

ción 23/13,2 kV. El resto del SIC se simula como una red externa equivale, tal como se muestra en el

siguiente diagrama unilineal.
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Sistema Equivalente
SIC

T1

10 MVA

66/13,2 kV

T2

13,2/23 kV
2X5 MVA

C1

2,5 MVAr

S/E Lebu

Alimentador Santa Rosa

Alimentador La Fortuna

El Arrebol

9 MW

CT Lebu
3,5 MW

Lebu III
3X 1,75 MW

B1

B3

B4

B5

B2

B6 B7

Tramo B4 -B5

Tramo B2-B3

Figura 3.2: Diagrama unilineal simplificado del sistema de distribución utilizado. (Fuente: Elaboración
propia)

El diagrama mostrado anteriormente fue simplificado debido a la cantidad de cargas presentes en

los alimentadores. Los alimentadores Santa Rosa y La Fortuna cuentan con 53 y 96 cargas respectiva-

mente. Las principales caracterı́sticas de la carga total de estos alimentadores para ambos escenarios

se presenta en la siguiente tabla:

Alimentador
Demanda Máxima Demanda Mı́nima

P [MW] Q [MVAr] S [MVA] P [MW] [MVAr] S [MVA]
La Fortuna 4,024 0,926 4,130 1,245 0,413 1,313
Santa Rosa 0,453 0,109 0,467 0,239 0,079 0,252

Total 4,477 1,035 4,597 1,484 0,492 1,566

Tabla 3.1: Caracterı́sticas principales de la carga total asociada a cada alimentador.

Datos técnicos de transformadores:

Transformador
Razón de
transformación

Frecuencia
Potencia
Nominal

x1

T1 66/13,2 kV 50 Hz 10 MVA 0,0575 pu
T2 23/13,2 kV 50 Hz 5 MVA 0,0575 pu

Tabla 3.2: Datos técnicos de transformadores de la subestación Lebu para el modelo de distribución
(para T2 se presentan los datos de uno de los dos transformadores en paralelo).

Donde x1 representa la reactancia de secuencia positiva en por unidad.

Datos técnicos de unidades generadoras:
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Unidad Tipo de Máquina Pnom MW FP Eficiencia % Pares de polos Frecuencia Hz Rs pu Xm pu Xs pu
Lebu III Asincrónica 1,750 0,9895 96 4 50 0,01 3,5 0,1

El Arrebol Asincrónica 9 0,9895 96 4 50 0,01 3,5 0,1

Tabla 3.3: Datos técnicos de las unidades generadores de Lebu III y El Arrebol en modelo de distribu-
ción.

Donde:

Pnom: Potencia activa nominal.

FP: Factor de potencia.

Rs: Resistencia de estator.

Xm: Reactancia magnetizante.

Xs: Reactancia de estator.

Unidad Tipo de máquina Pnom MW FP xd pu xq pu
G1 CT Lebu Sincrónica 1 0,8 1,05 0,66
G2 CT Lebu Sincrónica 3 x 0,6 0,8 1,05 0,66

Tabla 3.4: Datos técnicos de las unidades de generación de la central térmica Lebu en el modelo de
distribución.

3.2.3. Caso de estudio

El caso de estudio consiste en evaluar las obras adicionales necesarias para evitar congestiones,

dada la futura conexión de dos proyectos PMGD como son El Arrebol y Lebu III. Lo anterior consi-

derando el procedimiento que actualmente estipula la NTCO de PMGD, es decir, teniendo en cuenta

sólo proyectos de generación y SCR del alimentador donde se realizará la conexión del proyecto. Por

otra parte se realizará una nueva evaluación de obras adicionales, esta vez considerando los proyectos

PMGD y SCR de alimentadores vecinos que lleguen a la misma subestación. De esta forma se tiene

para los escenarios de demanda máxima y mı́nima:

1. Caso 1: Evaluación de obras adicionales en el sistema de distribución y subestación Lebu, dada

la conexión del PMGD El Arrebol, considerando sólo las SCR en trámite en el alimentador La

Fortuna. De forma paralela se evaluarán las obras adicionales en el sistema de distribución y

subestación Lebu, dada la conexión del PMGD Lebu III, considerando sólo las SCR en trámite

en el alimentador Santa Rosa.

2. Caso 2: Evaluación de obras adicionales, dada la conexión del PMGD El Arrebol considerando
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las SCR en tramite en los alimentadores La Fortuna y Santa Rosa.

Las consideraciones realizadas para este modelo son las siguientes:

Como criterio para evaluar la congestión en equipos del modelo utilizado se considerará co-

mo un equipo congestionado aquel que sobrepase el 85 % de su capacidad según criterios de

potencia o corriente según corresponda.

Tal como dicta la NTCO de PMGD se considerará a los PMGD operando al máximo de su

capacidad de generación.

3.2.4. Resultados y análisis

Para un mayor entendimiento de los resultados de esta sección se definen los siguientes escenarios:

Dmax A:Corresponde al escenario de demanda máxima, sin modificaciones en la topologı́a del

modelo y considerando sólo la operación del PMGD El Arrebol.

Dmax L: Corresponde al escenario de demanda máxima, sin modificaciones en la topologı́a del

modelo y considerando sólo la operación del PMGD Lebu III.

Dmin A: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, sin modificaciones en la topologı́a del

modelo y considerando sólo la operación del PMGD El Arrebol.

Dmin L: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, sin modificaciones en la topologı́a del

modelo y considerando sólo la operación del PMGD Lebu III.

Dmin A.1: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, ampliación en la capacidad original

de los transformadores T1 y T2 a 16 MVA y considerando sólo la operación del PMGD El

Arrebol.

Dmin A L: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, sin modificaciones en la topologı́a

del modelo y considerando la operación de los PMGD El Arrebol y Lebu III.

Dmin A L.1: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, ampliación en la capacidad ori-

ginal de los transformadores T1 y T2 a 16 MVA y considerando la operación de los PMGD El

Arrebol y Lebu III.

Dmin A L.2: Corresponde al escenario de demanda mı́nima, ampliación en la capacidad ori-

ginal de los transformadores T1 y T2 a 22 MVA y 16 MVA respectivamente y considerando la

operación de los PMGD El Arrebol y Lebu III.
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En esta sección se presentarán variables de transformadores pertenecientes a la subestación pri-

maria T1 y T2 mostrados en la figura 3.2, ya que fue la única parte del sistema modelado donde se

presentaron congestiones. Junto con eso en el anexo D se presenta una tabla resumen con un detalle

de los resultados para los escenarios de estudio.

Se debe recalcar que los transformadores que se encuentran en una subestación primaria, perte-

necen a la red de transmisión zonal y no de distribución. Por consiguiente las modificaciones a la

topologı́a original del sistema estudiado pertenecen a transmisión zonal y actualmente están sujetas a

un proceso de planificación centralizada, sin embargo se plantean estas modificaciones a fin de evi-

denciar las problemáticas identificadas en la NTCO de PMGD.

3.2.4.1. Caso 1: Considerando sólo al alimentador de conexión

A continuación se presentan los resultados para el Caso 1 considerando la topologı́a original del

sistema

Figura 3.3: Niveles de sobrecarga de transformadores T1 y T2 considerando únicamente proyectos en
el alimentador de conexión, para los escenarios de demanda máxima y mı́nima. (Fuente: Elaboración
propia)

42
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Dado que la topologı́a del modelo, presentada en la figura 3.2 de la sección 3.2.2.1, considera la

demanda de energı́a y PMGD en el mismo lado de los transformadores T1 y T2 (lado de 13,2 kV

y 23 kV respectivamente) era de esperar que los mayores niveles de congestión se presentaran para

los escenarios de demanda mı́nima. Por esta razón desde este punto en adelante, para el análisis de

distribución sólo se considerarán los escenarios de demanda mı́nima por ser un caso crı́tico para el

estudio realizado.

Como se aprecia en la figura 3.3, cuando se considera la operación del PMGD Lebu III el porcen-

taje de carga de ambos transformadores es menor al 85 % establecido como lı́mite. Por el contrario

cuando opera el PMGD El Arrebol ambos transformadores exceden el lı́mite de sobrecarga por lo que

es necesaria la ampliación en la capacidad de estos equipos. Mediante la realización de simulaciones

se determina que la capacidad mı́nima a la que se deben expandir los transformadores T1 y T2 es de

16 MVA, escenario para el que se obtienen los siguientes resultados:

Figura 3.4: Niveles de carga de transformadores T1 y T2 considerando únicamente proyectos en el
alimentador de conexión, y obras adicionales para el Caso 1. (Fuente: Elaboración propia)
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3.2.4.2. Caso 2: Considerando el alimentador de conexión y alimentadores vecinos.

Para este caso se presentan los resultados obtenidos de la operación de los dos PMGD bajo tres

topologı́as distintas. En primera instancia se utiliza la red original (Dmin A L). Posteriormente se

amplia la capacidad del transformador T1 a 22 MVA y la de T2 a 16 MVA respecto de su capacidad

original, cumpliendo criterio lı́mite de sobrecarga de 85 % (Dmin A L.2) y finalmente se simula el

Caso 2 con las modificaciones propuestas para el Caso 1 (Dmin A L.1) con el fin de comparar ambos

criterios. Los resultados se presentan en la siguiente figura:

Figura 3.5: Niveles de carga para los transformadores T1 y T2,considerando la operación de ambos
PMGD y los escenarios Dmin A L, Dmin A L.1 y Dmin A L2. (Fuente: Elaboración propia)

La figura 3.5 muestra que sin realizar modificaciones en la red (escenario Dmin A L), el nivel

de carga del transformador T1 esta un 63,24 % por sobre el nivel de carga obtenido para este mismo

equipo en el escenario Dmin A. Esto debido a la inversión de flujo en el alimentador Santa Rosa

consecuencia de la presencia del PMGD Lebu III. Por otra parte en el transformador T2 se registra un

aumento del 4 % para los mismos escenarios, lo que se debe únicamente al flujo de potencia reactiva,

ya que para la modelación de los PMGD eólicos sólo se fija la potencia activa y la parte reactiva de

esta la determina el software con su modelo de máquina asincrónica.
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Como se aprecia en la figura 3.5, al simular considerando los dos PMGD del estudio y las obras

adicionales del Caso 1 (escenario Dmin A L.1), el transformador T1 sigue presentando sobrecarga por

lo que serı́a necesaria una nueva ampliación de su capacidad. Las modificaciones que solucionan el

problema de sobrecarga en los transformadores al considerar ambos PMGD en operación, correspon-

den a la ampliación en la capacidad de potencia del transformador T1 a 22 MVA y del transformador

T2 a 16 MVA, de lo que se obtienen los niveles inferiores a 85 %, como se aprecia en los resultados

del escenario Dmin A L.2.

De lo anterior, se desprende que la no consideración del estado de alimentadores vecinos en los

estudios de conexión de PMGD para la evaluación de obras adicionales, resulta en la determinación

ineficiente de inversiones y por consiguiente de la preparación de la red para el ingreso de generación

distribuida.

En los escenarios Dmin A, Dmin L y Dmin A.1 se aplica lo que establece la NTCO como re-

querimientos mı́nimos de información, donde se determinan los niveles de sobrecarga que presentan

equipos, en este caso de la subestación primaria. Se debe destacar, que luego de informar a transmi-

sión zonal, esta empresa tiene 15 dı́as hábiles para enviar un plan de obras que permita cumplir con

los requerimientos de transporte de energı́a de acuerdo a la normativa vigente.

Por otra parte, al realizar un análisis en conjunto incluyendo las condiciones en las que se encuen-

tran los alimentadores vecinos, como se presenta en los escenarios Dmin A L, Dmin A L.1 y Dmin A

L.2, los requerimientos técnicos para cumplir con los niveles de sobrecarga permitidos son mayores

a los del caso 1, la consideración de PMGD en trámite para su conexión en alimentadores vecinos,

resulta un estudio esencial si se piensa en reforzar o expandir de forma eficiente, frente a la conexión

de este tipo de proyectos. Su no consideración resultará, como se mostró anteriormente, en la deter-

minación de obras adicionales que necesitarán, en el corto plazo, nuevas inversiones a fin de poder

evacuar de forma segura la energı́a inyectada en la red de distribución. Esta situación provoca que se

pierda la visión global y precisión en la representación de la red.

Frente a esta problemática, se propone la confección de mapas en lı́nea de las redes de distribución,

como responsabilidad de las empresas de distribuidoras, los cuales deben contener la información

técnica actualizada de sus instalaciones, es decir, capacidad utilizada y disponible de alimentadores y

transformadores. Estos mapas deberán estar disponibles mediante plataformas en lı́nea y contar como

requisito mı́nimo con la siguiente información:

Capacidad disponible y utilizada de las instalaciones de la red de distribución.

Información técnica de proyectos con ICC vigentes en cada alimentador con las respectivas

fechas de recepción y número del último formulario recibido o enviado por la empresa distri-
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buidora.

Información técnica del sistema de transmisión zonal, particularmente de la subestación prima-

ria.

Zonas de congestión, tanto por capacidad de las instalaciones de distribución como en instala-

ciones de transmisión zonal.

Como parte de esta medida se propone la entrega anual de un documento con la información

detallada anteriormente por parte de las empresas de distribución a la CNE, con el fin de que esta sea

utilizada en la planificación del sistema de transmisión zonal. Con esta propuesta se abre el flujo de

información entre los interesados en conectar PMGD y empresas de distribución.

Se debe recordar que antes de la nueva ley de transmisión eléctrica [6] del año 2016, las expansio-

nes de la red de transmisión zonal, antes llamada subtransmisión, eran valorizadas según un modelo

similar al utilizado en la red de distribución, basado en una empresa modelo. Sin embargo, con esta

nueva ley, la red de transmisión zonal es planificada de forma centralizada por organismos reguladores,

lo que hace necesario un mejor flujo de información entre las redes de transmisión y distribución que

están conectadas fı́sicamente. En el caso mostrado en la figura 3.4 se asume que según la normativa

vigente, la comunicación entre estas dos redes existió, sin embargo resulta insuficiente según lo que

se muestra en la figura 3.5. Esto también como consecuencia de lo reactiva que es la adaptación de las

redes frente al ingreso de proyectos PMGD.

Dada esta situación, se propone estipular en el marco normativo el traspaso de información entre

empresas de distribución y transmisión zonal, ası́ como hacia organismos reguladores, proporcionando

la información necesaria para futuros procesos de planificación centralizada, ası́ como para la confec-

ción de mapa en lı́nea de las instalaciones. Esta medida, además de mejorar el flujo de información

para la toma de decisiones de inversión en obras adicionales, agilizará el proceso de conexión.

Se destaca el hecho de que la modificación a la actual normativa, considera proyectos PMGD que

se conectarán en el corto plazo y cuyas SCR son estudiadas en forma paralelas. Sin embargo esta meto-

dologı́a de estudio para la evaluación de obras de expansión, sigue siendo reactiva y resulta ineficiente

si se analizan casos de estudio donde las SCR de proyectos conectados en distintos alimentadores, son

recibidas por la empresa distribuidora en tiempos superiores a lo que demora el estudio de conexión

que evalúa las obras adicionales pertinentes.

Rescatando la propuesta acerca de una plataforma en lı́nea que contenga información de la red

de distribución, se propone ampliar los plazos para los estudios de conexión que evalúan expansiones

y refuerzos en la red de distribución o subestación primaria, esto permitirá incluir dentro del mismo
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estudio, proyectos cuyas ICC sean recibidas con posterioridad al inicio de estos estudios. Se debe re-

cordar, como se muestra en las figuras 2.1 y 2.2 de la Sección 2.2.3.2, que la propuesta de un mapa en

lı́nea para la red de distribución eliminará del proceso de conexión los formularios 1 y 2, que según

el reglamento para medios de generación no convencionales y pequeños medios de generación [41],

se establece un plazo máximo de 15 dı́as para su envı́o. Por lo que sin perjudicar los plazos estable-

cidos para el proceso de conexión, con esta medida, es posible extender el periodo de estudio para la

determinación expansiones en la subestación primaria de 5 a 20 dı́as hábiles. Sumado a lo anterior,

se propone reevaluar este tipo de inversiones en una etapa posterior que contemple los plazos para la

realización de estas obras y permita la consideración de ICC aún posteriores a las ya consideradas,

con el fin de agregar mayor eficiencia en las expansiones necesarias.

Por último, la figura 3.1 de la sección 3.2.1, muestra una excesiva cantidad de SCR, en compa-

ración con las ICC, esto puede dar cuenta de los bajos requisitos estipulados para realizar una SCR,

haciendo a esta etapa del proceso de conexión, una instancia muy informal, distorsionando la infor-

mación referente a los reales interesados en conectar proyectos de generación distribuida. Respecto a

este punto, se propone aumentar el nivel de exigencia en los requisitos para el envı́o de una SCR, lo

que se verifica con el artı́culo 16o bis del Decreto 101 [41], en el cual se establece que al presentar una

SCR sólo se debe adjuntar un cronograma de la ejecución del proyectos y si se estima conveniente una

propuesta de etapas para la realización de los estudios de conexión, sin hacer referencia a demostrar

solvencia económica por parte del interesado en conectar. Por consiguiente, se propone incluir en los

requisitos para el envı́o de una SCR, un detalle de los costos de inversión del proyecto, junto con

la acreditación de recursos económicos que financien al menos las obras civiles, equipos eléctricos

propios de la central de generación y estudios de conexión.

Se debe considerar que si bien el caso planteado en esta sección requiere expansiones en la subes-

tación primaria, perteneciente a la red de transmisión zonal, esto se debe a la topologı́a particular del

caso estudiado, pero estas también pueden afectar a instalaciones pertenecientes a la red de distribu-

ción.

3.2.5. Análisis económico de obras adicionales en la subestación primaria

En esta sección se analiza económicamente las obras adicionales que se deben realizar en la sub-

estación primaria. Como se mencionó anteriormente las subestaciones primarias corresponden a la red

de transmisión zonal, por lo que este análisis no afecta a a red de distribución. Sin embargo, se decide

incluirlo en el análisis de distribución para mantener el orden en el informe, ya que las simulaciones

en las cuales se basa este análisis económico son las planteadas en las secciones 3.2.4.1 y 3.2.4.2. Este

análisis económico para la red de transmisión zonal, busca visualizar el costo económico de la inefi-
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ciencia en la expansión producto del deficiente flujo de información entre distribución y transmisión

zonal, que estipula la NTCO de PMGD y lo reactivo de este proceso.

En el caso 1, al considerar lo que establece la NTCO de PMGD, sin incluir el estado de alimen-

tadores vecinos al de conexión,se determina el requerimiento de la ampliación en la capacidad de

potencia de los transformadores T1 y T2 a 16 MVA, con el fin de obtener un nivel de carga en dichos

equipos, inferior al 85 %. Para este caso particular, el costo de esta inversión es de $ 523.160 dólares

y corresponde a la compra y montaje de dos transformadores con las siguientes caracterı́sticas [40]:

Tipo de transformador Trifásico
Relación 66/13,2 kV
Potencia 6 MVA

Refrigeración ONAF1
Valor unitario $ 278.580

Tabla 3.5: Caracterı́sticas de transformador para ampliación en capacidad de T1 a 16 MVA. Valor
unitario en dólares e incluye el valor de montaje.

Tipo de transformador Trifásico
Relación 13,2/23 kV
Potencia 6 MVA

Refrigeración ONAF1
Valor unitario $ 244.580

Tabla 3.6: Caracterı́sticas de transformador para ampliación en capacidad de T2 a 16 MVA. Valor
unitario en dólares e incluye el valor de montaje.

Para el caso 2, al considerar los PMGD EL Arrebol y Lebu III en conjunto, el costo de las obras

adicionales, considerando que se está modificando la topologı́a original de la subestación primaria,

es de $ 528.311 dólares [40]. Este valor corresponde a la compra y montaje de dos transformadores,

el primero con las caracterı́sticas de la tabla 3.6 escogido para la ampliación en la capacidad del

transformador T2 y el segundo, para ampliar la capacidad del transformador T1, posee los siguientes

atributos:

Tipo de transformador Trifásico
Relación 66/13,2 kV
Potencia 12 MVA

Refrigeración ONAF1
Valor unitario $ 283.731

Tabla 3.7: Caracterı́sticas de transformador para ampliación en capacidad de T1 a 22 MVA. Valor
unitario en dólares e incluye el valor de montaje.
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En el caso hipotético que las obras adicionales propuestas para el Caso 1, consistentes en el mon-

taje de los equipos de las tablas 3.5 y 3.6, ya se hubiesen realizado, serı́a necesario el montaje de un

nuevo transformador similar al de la tabla 3.5, lo que significa $ 801.740 dólares de inversión debido

a la conexión de los PMGD El Arrebol y Lebu III. Esto representa un costo adicional de inversión

de $ 273.429 dólares, respecto de las obras adicionales consideradas para el Caso 2. Por el contrario,

al considerar inicialmente a ambos PMGD el valor de inversión total es de $ 528.311 dólares,lo que

demuestra la ineficiencia en las inversiones por concepto de obras adicionales en el sistema de trans-

misión zonal, esto a causa de las problemáticas evidenciadas de la NTCO de PMGD en la sección

3.2.1.

3.3. Red de Transmisión zonal

3.3.1. Propuesta metodológica de planificación

Antes de hablar sobre la metodologı́a propuesta, es necesario explicar que bajo la penúltima mo-

dificación a la ley general de servicios eléctricos (LGSE) [30], las empresas de subtransmisión (ahora

transmisión zonal), debı́an desarrollar estudios técnicos con el fin de calcular el valor anual de sub-

transmisión cada cuatro años. Este estudio se basa en instalaciones económicamente adaptadas a la

proyección de demanda para un periodo de 10 años y buscaba minimizar el costo de inversión, ope-

ración y falla. Considerando dentro de sus parámetros los costos estándares de inversión, mantención,

operación y administración asociados a sus instalaciones. Estos informes, como se establece en las

bases técnicas del último estudio realizado, debı́an considerar escenarios de expansión y adaptación

económicamente eficientes del anteriormente llamado sistema de subtransmisión, utilizando como cri-

terio económico el valor anual de dicho sistema. De forma más simple, se puede determinar que como

principal criterio económico para la evaluación de expansiones en la transmisión zonal, se buscaba la

rentabilidad mediante los costos operacionales de las nuevas instalaciones.

Actualmente la última modificación a la LGSE [28], también llamada nueva ley de transmisión,

establece en su artı́culo 87 que para el proceso de planificación de la transmisión, el Ministerio de

Energı́a deberá entregar cada año a la CNE, un informe que contenga los criterios y variables para

realizar este proceso. Contemplando para ello, dentro de otras cosas, la minimización de los riesgos en

el abastecimiento, el aumento de costos o indisponibilidad de combustibles, atraso o indisponibilidad

de infraestructura energética y desastres naturales o condiciones hidrológicas extremas. Además, se

establece que el reglamento de transmisión deberá establecer criterios y aspectos metodológicos a

ser considerados para la determinación de holguras y redundancias en la capacidad de transporte. Este

nuevo marco legal abre las posibilidades de plantear nuevos criterios para la evaluación de expansiones
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en el sistema de transmisión zonal.

En este trabajo se propone como nueva metodologı́a de planificación del sistema de transmisión

zonal la evaluación técnico económica del vertimiento de energı́a como consecuencia de la conexión

de proyectos PMGD. Esta propuesta metodológica consiste en evaluar las pérdidas económicas de

no inyectar energı́a al sistema como consecuencia de congestiones. Este valor económico se compa-

rará con el costo de las obras de expansión técnicamente necesarias para descongestionar el sistema

determinando la rentabilidad de estas en el mediano plazo.

3.3.2. Modelo y datos utilizados para transmisión zonal

El modelo utilizado para la red de transmisión zonal consiste en la base de datos del SIC actuali-

zada el mes de febrero del año 2017, con extensión .pfd para el programa DIGSILENTr. Esta base

de datos se encuentra disponible en el sitio web del Coordinador Eléctrico Nacional [32]. El modelo

cuenta con escenarios de demanda alta, media y baja para los dı́as domingo, sábado y un dı́a laboral

cualquiera. Se trabajó con la red de Concepción que se muestra en la figura 3.6.

Figura 3.6: Mapa de parte del SIC, donde se destacan las subestaciones Lebu, Horcones y Coronel.
(Fuente: Coordinador Eléctrico Nacional - SIC)

De esta red se destaca la subestación primaria Lebu y la lı́nea Tres Pinos - Lebu, ya que en las

propuestas de obras de expansión se consideraron refuerzos para estos elementos de la red. Se destaca
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el hecho de que los únicos equipos en los que se presentó sobrecarga de potencia fue en los trans-

formadores de la subestación Lebu. Adicionalmente al modelo original de la base de datos utilizada

se incorporan los generadores G1 y G2, cada uno de 20 MW de capacidad instalada, que simulan

proyectos PMGD eólicos.

El modelo descrito en el párrafo superior se presenta en la figura 3.7, donde se muestra información

técnica de interés. Se omiten elementos fuera de operación en la base de datos original.

Lebu 66 kV

Tres Pinos

Canete 66 kV

Carga Canete 66kV

Curanilahue

Red equivalente SIC

Reg. Curanilahue

T2

66/13,2 kV

T1

66/13,2 kV

G1
20 MW

G2
20 MW

Carga Lebu 66 kV

20 MVA

10 MVA 10 MVA

66/66 kV

Cargas Tres PinosLinea Tres Pinos - Lebu

Linea Curanilahue - Tres pinos

Dmax=3,14 MW
Dmin=2,44 MW

Conductor: AWG 1/0
Longitud: 27,9 km
Inom=0,222 kA

Figura 3.7: Diagrama unilineal simplificado del sistema de transmisión zonal utilizado. (Fuente: Ela-
boración propia)

Para mayor información técnica de los equipos es posible consultar la refencia [32].

La determinación de las horas de demanda alta, media y baja durante los dı́as de la semana se

realiza utilizando datos de la generación bruta horaria del SIC, durante el mes de agosto del año en

curso [33]. En el anexo B.1 se encuentran las curvas de generación bruta horaria para los dı́as de una

semana promedio, información de la cual se desprende la siguiente clasificación:
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Escenario de demanda Dı́a Laboral Sábado Domingo
Dda. Alta [10-22] [18-24] [18-24]

Dda. Media [8-9] ,[23-24] [1],[10-17] [1-3],[11-17]
Dda. Baja [1-7] [2-9] [4-10]

Tabla 3.8: Horas de demanda alta, media y baja para cada dı́a de la semana.

El perfil de generación de los parques eólicos G1 y G2 se determinó utilizando la información

entregada por el explorador de energı́a eólica [34] del Departamento de Geofı́sica de la Universidad de

Chile, en conjunto con la Sociedad Alemana para la Cooperación Internacional (Deutsch Gesellschaft

für International Zusammenarbeit, GIZ), que corresponde a un mapa de viento cuyas simulaciones

fueron realizadas utilizando un modelo de investigación y predicción de clima (Wheather Research

and Forecasting, WRF). Con esta herramienta se obtuvo el perfil de generación horaria en por unidad

para un generador marca Vesta, modelo V80 de 2 MW, durante el año 2010, ya que estos son los datos

disponibles mas actualizados. La validez de esta fuente de información se corrobora con la utilización

de esta herramienta en el plan Comuna Energética, para la determinación del potencial eólico de Lebu

en el informe de Estrategia Energética de la Comuna de Lebu [35].

El generador de prueba para la determinación del perfil de generación se encuentra ubicado en

las coordenadas latitud: -37.6292 Sur, longitud: -73.662 Oeste, en la zona de Lebu a una altura de

165 metros. Dada la gran cantidad de datos se decidió, promediar los valores de generación de cada

hora, para cada mes por separado, de lo que se obtuvo un perfil de generación horaria para un dı́a

promedio de cada mes. Además, para hacer más fidedigno el resultado de las simulaciones estos

valores se escalaron por un factor de 0,75 con el fin de acercar el valor anual promedio de generación

con el del parque eólico Lebu durante el año 2016. Obtenido del documento Generación bruta SIC -

SING disponible en el apartado de producción y consumo [46]. Utilizando este factor se obtiene un

promedio de generación anual de 0,361 pu de acuerdo a la capacidad instalada de los generadores G1

y G2, valor que corresponde a un 14 % por sobre el promedio del parque eólico Lebu. El perfil de

generación horario para cada mes se presenta en el anexo B.2.

En cuanto a los costos marginales se tienen datos horarios de la barra Horcones, para todos los

dı́as del año 2017 hasta el mes de octubre [36]. Con estos datos se obtuvieron los costos marginales

horarios para una semana promedio en cada mes en unidad USD/MWh. Para los meses de noviembre

y diciembre, debido a que aún no se cuentan con datos disponibles, se consideraron los costos margi-

nales más bajos de los meses anteriores, esto se realizó para cada dı́a por separado, lo que resulta en

considerar los datos del mes de octubre para las semanas de los meses noviembre y diciembre.

La proyección de los costos marginales se obtiene del informe para la fijación de precios de nudo
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de corto plazo de febrero de 2017 [37]. Respecto de los requisitos y condiciones para la fijacion de

precios nudo de corto plazo la resolución exenta No 641 [38] establece en su artı́culo 8 que los costos

utilizados para este proceso tarifario deben ser expresados en valores existentes en el segundo mes

anterior al establecido para la comunicación del informe técnico para la fijación de precios nudo.

De lo que se entiende que la proyección de costos marginales en la base de cálculos utilizada para ese

informe están en valor presente. De la base de cálculos referida en este párrafo se obtiene la proyección

de costos marginales promedios (mensuales) para la barra Coronel (66 kV) hasta el año 2030. Estos

datos se utilizan para ponderar, en base al promedio mensual, los costos marginales horarios del año

2017. Lo anterior con el fin de estimar costos marginales horarios, para el periodo de estudio, que

sigan la proyección del costo marginal en base al estudio que fija los precios de nudos. El factor de

ponderación para la proyección de costos marginales horarios se obtiene de la relación:

FCMg,y,x =
CMgproy,y,x
CMgy,2017

(3.2)

Donde:

FCMg: Factor de ponderación para los costos marginales horarios del mes y, año x.

CMgproy,y,x: Costo marginal promedio proyectado para el mes y, año x obtenido de la base de cálcu-

los.

CMgy,2017: Costo marginal promedio real del mes y, año 2017.

Los factores de ponderación, junto con los costos marginales desde el año 2017 al 2030 se encuen-

tran en el anexo B.3.

En cuando a los valores económicos de los equipos cotizados para las obras de expansión, se obtie-

nen del informe técnico definitivo para la determinación del valor anual de los sistemas de transmisión

zonal y transmisión dedicada para el bienio 2018-2019 [40], los precios se entregan en dólares de

valor presente.

3.3.3. Caso de estudio

Las consideraciones realizadas para el caso de estudio son las siguientes:

Por limitaciones en la información disponible referente al potencial eólico nacional, se considera

un perfil de generación eólico único para todos los años de estudio.

Se considera para la proyección del costo marginal la barra de Coronel ubicada aguas arriba de

la subestación Lebu por ser esta la barra más cercana de la que se tiene información.

53
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El costo marginal de la energı́a se considera invariante ante las inyecciones de potencia de los

PMGD.

Como criterio para evaluar la congestión en equipos del modelo utilizado se considera como un

equipo congestionado aquel que sobrepase el 85 % de su capacidad según criterios de potencia

o corriente cuando corresponda.

Respecto al año 2017 se considera el vertimiento de energı́a desde el mes de enero.

Los horarios de demanda alta, media y baja corresponden al mes de agosto del año 2017 y se

consideran iguales para todo el estudio realizado.

La moneda utilizada para la evaluación económica es el dolar americano.

Para cada mes se considera la cantidad reales de dı́as, en cada año.

No se considera la proyección de demanda para el análisis proyectado.

Los costos marginales para noviembre y diciembre para el año 2017 se consideran iguales al

mes de octubre por ser este el más bajo registrado en el año.

Se determina una tasa de descuento del 10 % ya que en este estudio se busca el cálculo conserva-

dor, el uso de este valor en el sector eléctrico tiende a sobrevalorar los costos de inversión que se

materializan durante los primeros años del periodo evaluado, además de subvalorar beneficios

materializados en el largo plazo [39].

El caso de estudio planteado para evaluar la metodologı́a propuesta de planificación en el sistema de

transmisión zonal, consiste en la disposición de dos generadores equivalentes de 20 MW de potencia

cada uno, en el lado de baja tensión de los transformadores de la subestación primaria Lebu, cada

uno de 10 MVA de capacidad. Estos generadores simulan parques eólicos y bien pueden representar

PMGD existentes y próximas etapas de expansión del parque eólico Lebu Sur que proyecta tener una

capacidad instalada de 108 MW según la resolución de calificación ambiental aprobada para este pro-

yecto [44]. Añadiendo estas modificaciones al sistema de Concepción y considerando la información

presentada en el anexo B se procederá a realizar lo siguiente:

Se evaluará el costo económico del vertimiento de energı́a desde el año 2017 hasta el año 2030,

determinando los valores de energı́a vertida anualmente y para el periodo de estudio, ası́ como

su valor económico. El costo del vertimiento de energı́a se determina según:

Costa =
12∑

m=1

n∑
d=1

24∑
h=1

(
G(a,m,d,h) −G85%) · CMg(a,m,d,h)

)
(3.3)
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Cada una de las variables se define a continuación:

G(a,m,d,h): Generación real en MW, dado el perfil de generación utilizado, para el año a, mes

m, dı́a d y hora h.

G85%: Potencia en MW necesaria para que el equipo en estudio llegue a una capacidad de

potencia 85 %.

CMg(a,m,d,h): Costo marginal en USD/MWh para el año a, mes m, dı́a d y hora h.

Costa: Costo del vertimiento anual de energı́a para el año a.

n: Cantidad de dı́as del mes m.

Considerando que la generación es constante durante cada hora, en la ecuación 3.3 el factor que

multiplica al costo marginal corresponde a la energı́a vertida en MWh y se obtiene según:

Ea =
12∑

m=1

n∑
d=1

24∑
h=1

(
G(a,m,d,h) −G85%

)
(3.4)

Donde Ea corresponde a la energı́a vertida durante el año a.

Debido a que se deben realizar simulaciones independientes para todos los meses y las 24 horas

del dı́a, además de considerar que esto se debe realizar para un dı́a sábado, domingo y dı́a labo-

ral, se automatizó la realización de las simulaciones utilizando el lenguaje de programación de

DIGSILENTr (Digsilent programming Language, DPL), cuyo código se adjunta en el anexo

C.

Se determinarán, según aspectos técnicos, las obras de expansión necesarias para descongestio-

nar el sistema y evacuar la energı́a vertida. Posteriormente se determinará el costo económico

de estas obras de expansión.

Utilizando los resultados obtenidos de los puntos precedentes se determinará el año en que

se paga la inversión en obras de expansión realizadas, de lo que se establecerán criterios para

evaluar la rentabilidad de estas obras.

3.3.4. Resultados y análisis

A continuación se presentan los resultados obtenidos para el valor de energı́a vertida durante los

años de estudio:
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Año Energı́a vertida [MWh] Energı́a vertida acumulada [MWh]
2017 8.210,729 8.210,729
2018 8.215,801 16.426,530
2019 8.217,097 24.643,628
2020 8.241,879 32.885,507
2021 8.213,775 41.099,282
2022 8.209,108 49.308,390
2023 8.210,729 57.519,119
2024 8.240,427 65.759,547
2025 8.217,025 73.976,571
2026 8.217,229 82.193,801
2027 8.214,980 90.408,780
2028 8.229,667 98.638,448
2029 8.215,801 106.854,248
2030 8.217,097 115.071,346

Tabla 3.9: Energı́a vertida anual y acumulada desde el año 2017 al año 2030.

Como se aprecia en las tablas ?? y 3.9 la energı́a vertida anualmente prácticamente no varı́a entre

un año y otro, eso como consecuencia de considerar un perfil de generación único para todos los años.

Por otra parte el costo del vertimiento anual hasta el año 2030 se presenta en la figura 3.8. Mayor

detalle de esta información incluyendo el costo del vertimiento de energı́a mensual para cada año se

muestra en el anexo E.1

Figura 3.8: Costo acumulado y anual del vertimiento de energı́a, en dólares referidos al año 2017, por
congestión en los transformadores T1 y T2 de la subestación Lebu. (Fuente: Elaboración propia)

56



CAPÍTULO 3. PROPUESTA METODOLÓGICA DE PLANIFICACIÓN

El valor del vertimiento acumulado al año 2030 es de $5.271.567 dólares. En la figura 3.8 se

aprecia una evidente variación del costo asociado al vertimiento de energı́a entre los años 2017 y 2018,

lo que se debe a los factores utilizados para ajustar los valores promedio de los costos marginales para

el periodo de estudio. Ya que los costos marginales proyectados para el segundo semestre del 2017,

en el estudio para la fijación de precios de nudos, tiene una variación promedio del 33,54 % respecto

de los reales. Se debe recordar que los costos marginales reales utilizados corresponden a la barra de

Horcones y por otra parte la proyección es para la barra Coronel.

Una vez obtenido el costo económico del vertimiento de energı́a y considerando que las únicas zo-

nas de congestión en el sistema de transmisión zonal son los transformadores T1 y T2 que se muestran

en la figura 3.7 se propone realizar los siguientes refuerzos y ampliaciones:

Propuesta 1: Ampliar la capacidad potencia de los transformadores T1 y T2 a 20 MVA cada

uno, mediante la compra de dos transformadores, los cuales serán dispuestos en paralelo a los

transformadores ya existentes.

Las caracterı́sticas de los transformadores considerados para esta propuesta son idénticas para

ambos y se presentan a continuación:

Tipo de transformador Trifásico
Relación 66/13,2 kV
Potencia 10 MVA

Refrigeración ONAF1
Cantidad necesaria 2

Costo total de inversión $ 765.702

Tabla 3.10: Caracterı́sticas de transformadores cotizados. Costo total de inversión está en dólares e
incluye el valor de montaje.

Se considera un costo de mantenimiento anual de $ 12.489 dólares por transformador [43].

Según el Servicio de Impuestos Internos (SII) [42] a cada transformador se le asigna una vida

útil de 10 años, sin embargo en la práctica no se realiza el recambio del activo una vez cumplida

su vida útil, más aún estos pueden alcanzar un periodo de funcionamiento promedio de 25 años

si se realiza un mantenimiento adecuado.

Propuesta 2: Construcción de lı́nea paralela a la lı́nea Tres Pino - Lebu, aumentando su capaci-

dad de transporte de energı́a a 50 MVA. Las caracterı́sticas del conductor, estructuras y aislantes

son las siguientes:

• Conductor:
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Conductor AWG 1/0
Carga de ruptura 1449 kg

Peso 0,485 kg/m
Corriente nominal 0,214 kA
Largo necesario 90,6 km

Costo total de inversión $ 1.255.962

Tabla 3.11: Caracterı́sticas del conductor cotizado. Costo total de inversión está en dólares e incluye
el valor de montaje.

• Estructuras:

Tipo de estructura Poste de hormigón Armado
Altura 18 m

Fuerza de ruptura 1600 kg
Estructuras Necesarias 105
Costo total de inversión $ 110.265

Tabla 3.12: Caracterı́sticas de estructuras cotizadas para las lı́neas. Costo total de inversión está en
dólares e incluye valor de montaje.

• Aislantes:

Tipo Line Post por Suspensión
Tensión nominal 69kV
Distancia de fuga 2985 mm
Distancia de arco 835 mm

Peso unitario 17,3 kg
Tensión de ruptura frente a impulso en seco 450

Tensión de ruptura frente a impulso en lluvia 495
Cantidad necesaria 315

Costo total de inversión $ 415.680

Tabla 3.13: Caracterı́sticas de aislantes cotizados para las lı́neas. Costo total de inversión está en
dólares e incluye valor de montaje.

• Cable de guardia:
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Tipo Alumoweld 7 No. 9
Diámetro exterior 8,71
Carga de ruptura 5,729 kg

Resistencia a 20oC 1,884 Ω

Sección 46,44 mm2

Largo necesario 28 km
Costo de la inversión $ 331.464

Tabla 3.14: Caracterı́sticas de cable de guardia cotizado para la lı́nea. Costo total de inversión está en
dólares e incluye costo de montaje.

En la parte inferior presenta una tabla resumen que contiene el costo total de inversión de esta

propuesta:

Conductor $ 1.255.962
Aislantes $ 415.680

Postes $ 110.265
Cable de guardia $ 331.464

Total $ 2.113.371

Tabla 3.15: Detalle de costo de inversión en dólares para la construcción de una lı́nea paralela a la
actual lı́nea Tres Pinos - Lebu.

Para el mantenimiento de la lı́nea se considera el costo de operación, mantenimiento y adminis-

tración actual que posee la lı́nea Tres Pinos - Lebu [43], correspondiente a de $ 108.246 dólares.

Análogo al caso de los transformadores, la vida útil que establece el SII es de 10 años, pero en la

práctica no se reemplazan las lı́neas una vez cumplido ese periodo, por lo que no se considerará

una reinversión cumplidos 10 años posterior a su instalación.

Adicionalmente a lo mencionado, de forma superficial se evaluó la propuesta de almacenamiento

basado en banco de baterı́as plomo-ácido con capacidad de 73 MWh. La capacidad de almacenamiento

requerida, se determinó según el máximo vertimiento continuo de energı́a que corresponde a las 24

horas corridas de un dı́a laboral, para el mes de noviembre. Esta propuesta, pese a considerar el equipo

más económico, fue desechada ya que el valor del almacenamiento es de 140 USD/kWh, lo que para

la capacidad de almacenamiento requerida tiene un costo de $10.189.758 dólares que escapa del costo

de vertimiento acumulado recaudado hasta el año 2030. Sin embargo puede ser interesante evaluar

una propuesta de almacenamiento nuevamente en el corto plazo ya que el costo de almacenamiento de

este tipo de tecnologı́a va a la baja proyectándose que para el año 2019 llegue a 100 USD/kWh [45].

Para la evaluación de la rentabilidad de las inversiones, se realizaron flujos de caja para la pro-

puesta 1 y el conjunto de las propuestas 1 y 2. Esto debido a que sólo se registraron congestiones
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en los transformadores de la subestación Lebu, por lo que considerar la propuesta 2 por separado no

soluciona el problema de congestión. Sin embargo, las dos propuestas en conjunto son la inversión

más lógica ya que amplı́a la capacidad de los equipos congestionados y se evitan futuras congestiones

por limitaciones en el flujo de potencia aguas arriba de la subestación. Los flujos de caja para las

inversiones se presentan en la siguiente página.
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Como se muestra en las tablas 3.16 y 3.17 la única propuesta que logra recuperar la inversión

dentro del periodo estudio es la propuesta 1, con una rentabilidad anual del 43 %, de esta forma la

inversión se recupera en el año 2019. Por el contrario la tasa interna de retorno (TIR), para el flujo

de caja que considera ambas propuestas de inversión, se encuentra un 7 % por debajo de la tasa de

descuento utilizada y su valor actual neto (VAN) es negativo, lo que indica la no rentabilidad de esta

inversión, es decir, según los resultados presentados en la tabla 3.17, los ingresos no percibidos por

el vertimiento de energı́a no justifican la construcción de una nueva lı́nea para igualar la capacidad

de transmisión de potencia con la capacidad a la que fueron ampliados los transformadores de la

subestación Lebu.

La ampliación en la capacidad de los transformadores T1 y T2 soluciona el problema de conges-

tión en el sistema ya que aumenta la capacidad de los equipos sobrecargados, permitiendo la inyección

de aproximadamente 8,21 GWh anuales. Sin embargo, la capacidad lı́mite para la transmisión de po-

tencia desde la red de distribución hacia transmisión zonal se mantiene en 25 MVA y corresponde a

la capacidad máxima de transmisión de potencia de la lı́nea Tres Pinos - Lebu cuya inversión para

ampliar su capacidad no se valida económicamente. Por otra parte en cuanto al criterio técnico esta-

blecido como lı́mite de sobrecarga de 85 %, la lı́nea Tres Pinos - Lebu no requiere obras de expansión.

De acuerdo a las simulaciones esta lı́nea, con su capacidad original, registra un porcentaje de carga

máximo de 82,83 %, lo que ocurre durante una hora del dı́a domingo para el mes de noviembre.

Recordando la topologı́a del sistema mostrada en la figura 3.7, se debe destacar que en ella la

carga asociada al consumo de energı́a de la red de distribución se encuentra separada de los PMGD

G1 y G2. Este tipo de topologı́a no es común para la conexión de PMGD, ya que estos generalmente

se encuentran conectados en los alimentadores de distribución lo que ocasiona que la potencia que

llega a la subestación primaria sea prácticamente la generación de los PMGD, menos el consumo de

potencia en los alimentadores. Por esta razón, al incluir el consumo de potencia en el mismo lado

de los transformadores T1 o T2 se puede retrasar la inversión de ampliación en la capacidad de los

transformadores mencionados mediante una obra de menor costo. Pese a esto, dado el costo acumulado

de la energı́a vertida, la inversión asociada a la propuesta 1 seguirá siendo necesaria y rentable en el

corto plazo.

El criterio establecido para la planificación de transmisión zonal, valida inversiones en obras de

expansión que solucionan el problema de limitaciones en la generación por parte de proyectos PMGD.

Sin embargo, estas obras de expansión no amplı́an realmente la capacidad de transmisión de potencia

de la red de estudio, ya que esta se ve limitada por lı́neas diseñadas para transmitir una menor cantidad

de potencia cuya ampliación no es viable según criterios económicos. En definitiva, con las obras de

expansión rentables se aumenta la capacidad para transmitir potencia sólo en 5 MVA. Esto porque la
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capacidad de potencia de los transformadores T1 y T2, originalmente se totalizaba en 20 MVA y pese

a que esta se duplicó, la lı́nea Tres Pinos - Lebu mantiene su capacidad original en 25 MVA.

La utilidad de la metodologı́a propuesta, radica en la posibilidad de realizar un análisis local para

la evaluación de obras de expansión frente al ingreso de múltiples PMGD, visión necesaria para eva-

luar el ingreso proyectos de este tipo dada la baja capacidad instalada de generación que estos poseen,

respecto de proyectos de generación centralizada. Al utilizar como criterio el vertimiento de energı́a

para la evaluación económica de las obras necesarias para la descongestión del sistema zonal, se agre-

ga proactividad a la metodologı́a de planificación de las redes. Se debe recordar que la planificación

de las redes de transmisión utiliza información de la planificación energética la cual entrega planes

indicativos para proyectos de generación y al considerar el vertimiento de energı́a como criterio para

planes vinculantes de expansión de esta red, se disminuye el riesgo para inversionistas interesados en

conectar proyectos de generación, convirtiendo al sistema planificado bajo estos criterios, en un esce-

nario mas favorable y de igual forma permitiendo una planificación proactiva de la red de transmisión

que permita cumplir con los planes energéticos nacionales.

Al contrastar la metodologı́a propuesta con la metodologı́a basada en la evaluación económica

de los costos operacionales para la determinación de obras de expansión es posible mencionar lo

siguiente:

La metodologı́a de costos operacionales evalúa directamente los beneficios para el sistema de

la realización de obras de expansión, como por ejemplo una disminución en este tipo de costos

buscando la operación óptima económica del sistema eléctrico. Por otra parte, la metodologı́a

propuesta se basa en los ingresos no percibidos por empresas de generación al limitar la potencia

que pueden inyectar por congestiones en el sistema, lo que no representa un beneficio para

la red si no que utilidad para el privado. Sin embargo, es posible determinar indirectamente

beneficios para la red, como consecuencia del ingreso de generación distribuida tales como el

aumento en la confiabilidad de la red, permitiendo la operación en islas frente a contingencias,

la disminución de pérdidas en la red de transmisión entre otros. De igual forma, si se utiliza el

criterio de vertimiento de energı́a como metodologı́a para la expansión de la transmisión zonal

en múltiples zonas del paı́s, a modo de escalar el análisis, será posible cuantificar beneficios

para el sistema que no se identifican en el análisis local.

La metodologı́a de vertimiento de energı́a permite realizar un análisis local del sistema consi-

derando el desarrollo de proyectos PMGD, centrándose en el potencial energético de la zona de

estudio, el desarrollo de proyectos que utilicen ese potencial y las obras de expansión necesa-

rias para evacuar esa energı́a aguas arriba del sistema de transmisión zonal. Esta herramienta

es necesaria dados los valores de capacidad instalada de proyectos PMGD. Por el contrario la
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metodologı́a de costos operacionales es de utilidad en análisis globales del sistema, o bien don-

de se evalúe el desarrollo de proyectos de generación que tengan impacto en la operación del

sistema. A modo de ejemplificación si se evaluara el caso de estudio de transmisión zonal me-

diante la variación en los costos operacionales, el ahorro en estos costos si bien existirá dado

el bajo costo marginal para la energı́a eólica, difı́cilmente significará un cambio considerable

que logre validar una inversión en obras de expansión para la inyección de la potencia limitada.

Por otra parte las ampliaciones seguirán siendo técnicamente necesarias dado el fenómeno de

congestión en la red.
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Capı́tulo 4

Conclusiones

Para la red de distribución, este trabajo propone modificaciones a la actual NTCO de PMGD,

las cuales buscan visualizar los impactos reales de la conexión de un proyecto PMGD en la red,

identificando problemas del actual estudio de conexión de este tipo de proyecto.

El procedimiento actual para la evaluación de obras de conexión necesarias para evitar conges-

tiones, consecuencia de la conexión de un PMGD, es sesgado y tiene como resultado la realización

de obras ineficientes, donde se requieren nuevas inversiones, en el corto plazo, para hacer frente a la

conexión de proyectos futuros.

La solución propuesta para ello es el análisis del estado de los alimentadores vecinos al de cone-

xión, considerando proyectos PMGD con ICC vigentes. Esto se hace posible con la propuesta de un

mapa en lı́nea de las instalaciones de distribución donde se indique la presencia de ICC vigentes en

toda la red. Esta solución entrega una visión más acabada respecto del actual procedimiento y permite

la determinación de las adicionales que solucionan los problemas de congestión asociados a todos los

proyectos conectados a los alimentadores de la red de distribución.

En el caso estudiado, para la zona de Lebu, al utilizar el procedimiento de conexión actual, se

requieren ampliaciones, en la capacidad de los transformadores de la subestación primaria, que resul-

tan insuficientes al considerar las ICC y proyectos existentes en todos los alimentadores del modelo

utilizado. Por el contrario, al considerar la totalidad de ICC y proyectos de la red de distribución para

la evaluación de obras adicionales, los refuerzos requeridos son adecuados y se cumplen los criterios

de sobrecarga permitidos en los equipos modificados.

Sumado a lo anterior, la propuesta de cambio normativo, aplicada al caso de estudio, disminuye

la inversión en obras adicionales para la red de transmisión zonal, permitiendo que su expansión se

realice con mayor eficiencia respecto de lo que estipula la actual normativa. Se reconoce el hecho de
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que esta forma de evaluar expansiones considerando el desarrollo de proyectos PMGD es reactiva, y

no anticipa ni prepara las instalaciones del sistema frente al ingreso de estos agentes.

Con el fin de aumentar la eficiencia en la expansión de la red considerando proyectos PMGD,

particularmente en instancias del proceso de conexión que estipula la NTCO, se propuso aumentar

el periodo de estudio para la evaluación de estas obras. Utilizando para esto el tiempo a favor por la

eliminación de los formularios 1 y 2, consecuencia de la propuesta que implementa un mapa en lı́nea

de las instalaciones de distribución. Además, para el caso de estudio esta propuesta logra disminuir

las inversión total en obras adicionales.

Tomando en cuenta los antecedentes de las SCR e ICC a nivel nacional, se decide aumentar los

requisitos mı́nimos para el envı́o de una SCR, incluyendo la demostración de solvencia económica,

con el fin de que en estos nuevos requisitos exista un filtro para los reales interesados en conectar un

proyecto PMGD y no se distorsione la información referente a futuros proyectos PMGD.

Se debe destacar que los estudios para la conexión de un PMGD, referente al impacto en el sistema

buscando evaluar futuras expansiones, consideran sólo un estudio de potencia y no energı́a. De forma

concisa, la NTCO de PMGD indica que se debe utilizar el peor caso, esto es en demanda mı́nima de

energı́a y mayor inyección coincidente de potencia tomando en cuenta la capacidad instalada de los

proyectos a conectar. Sin embargo, no se realiza un análisis de horas de congestión y factor de planta

de las instalaciones lo que puede tener como consecuencia el sobredimensionamiento de equipos cuya

adquisición puede no justificarse según la probabilidad de ocurrencia de ese escenario.

En la red de transmisión zonal se propone la evaluación técnica económica de obras de expansión

y refuerzos mediante la valorización del costo del vertimiento de energı́a. Respecto de esto es posible

financiar en el corto plazo los refuerzos necesarios para solucionar problemas de congestión.

Sin embargo, los ingresos no percibidos por vertimiento de energı́a no logran financiar obras de

expansión que amplı́en la capacidad de lı́neas aguas arriba de los equipos donde se presenta la conges-

tión. Esta situación tiene como consecuencia la limitación en el flujo de potencia, según la capacidad

de las lı́neas no ampliadas y no la nueva capacidad que poseen las instalaciones reforzadas.

De forma más general, la metodologı́a de planificación basada en el criterio de vertimiento de

energı́a para la evaluación técnica y económica de obras de expansión y refuerzos en el sistema zonal,

agrega una visión localizada que no poseen otros criterios de planificación, sin embargo debe ser

complementada con la planificación energética nacional a fin de considerar las caracterı́sticas de nuevo

actores en el sistema como la generación distribuida.

Al comparar la propuesta metodológica de planificación para la red de transmisión zonal y el

método actual basado en costos operacionales, teniendo en cuenta que el propósito es la considera-
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ción del desarrollo de proyectos PMGD, se determina que una evaluación bajo el criterio de costos

operacionales, no es suficiente para justificar inversiones en expansiones técnicamente necesarias para

la inyección de potencia por parte de proyectos PMGD. Dado los niveles de generación de este tipo

de proyectos, la disminución en costos operacionales debido la conexión de proyectos PMGD será

insignificante en comparación con el valor de inversión para la expansión de la red. Por el contrario, al

utilizar el criterio de vertimiento de energı́a es posible validar inversiones que posibiliten la inyección

de potencia por parte de proyectos PMGD. Se debe destacar que el costo del vertimiento de energı́a

corresponde al ingreso no percibido por empresas propietarias de proyectos PMGD y no represen-

ta un beneficio para el sistema eléctrico. Sin embargo, la metodologı́a propuesta puede ser utilizada

como una primera evaluación para un paso posterior que extrapole este análisis a un mayor número

de PMGD utilizando criterios como el de la metodologı́a actual, a fin de complementarse según las

distintas escalas de los sistemas a planificar.

A continuación se presenta una tabla resumen, donde se indican los cambios regulatorios y de

procedimientos propuestos, indicando el cuerpo legal al cual pertenecen y el organismo regulador

responsable:
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ió

n
en

tr
e

em
pr

es
as

de
di

st
ri

bu
-

ci
ón

y
tr

an
sm

is
ió
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ió
n

de
m

ap
as

en
lı́n

ea
de

la
s

re
de

s
de

di
st

ri
bu

ci
ón

,c
om

o
re

sp
on

sa
bi

lid
ad

de
la

s
em

pr
es

as
di

st
ri

bu
id

or
as

,l
os

cu
al

es
de

be
n

co
nt

en
er

in
fo

rm
ac

ió
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4.1. Lı́neas de trabajos futuros y recomendaciones

Considerar la proyección de demanda de energı́a y cambio climático para análisis futuro.

Considerar la proyección del desarrollo de proyectos PMGD para el análisis futuro.

Incluir la valorización económica de otros servicios relacionados con la generación distribuida

como la regulación de tensión, entre otros.

Proponer un modelo de tarificación para la red de distribución que considere instalaciones para la

incorporación de nuevos servicios en la red.
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[5] ROGER C. DUGAN Challenges in considering distributed generation in te analysis and design of

distribution system. En: Power and Energy Society General Meeting - Conversion and Delivery

of Electrical Energy in the 21st Century (Julio 2008, Pittsburgh, USA),IEEE, agosto 2008.

[6] LEY No 20.936 Diario Oficial de la República de Chile, Santiago, 20 de julio de 2016.

[7] CNE Avanza proceso de elaboración de Reglamentos de la Ley de Transmisión. [en

lı́nea]<https://www.cne.cl/prensa/prensa-2016/noviembre-2016/avanza-proceso-elaboracion-

reglamentos-la-ley-transmision/>[Consulta: 20 de septiembre 2017].

[8] CNE Reglamento de los sistemas de transmisión y de la planificación de la transmi-

sión.[diapositivas], Santiago de Chile, En: Mesa de trabajo 1 para elaboración del reglamento

de los sistemas de transmisión y de la planificación de la transmisión,Comisión Nacional de

Energı́a, junio 2017.

[9] CNE Reglamento de los sistemas de transmisión y de la planificación de la transmi-

sión.[diapositivas], Santiago de Chile, En: Mesa de trabajo 2 para elaboración del reglamento

70



BIBLIOGRAFÍA
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República de Chile, Santiago, 05 de febrero de 2007.

[13] KARIM L. ANAYA Y MICHAEL G. POLLITT Integrating Distributed Generation: Regulation

and Trends in Three Leading Countries. Grupo de Investigación de Polı́ticas Energéticas de la
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energı́a eléctrica, Santiago de Chile, julio de 2007.
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[43] COORDINADOR ELÉCTRICO NACIONAL - SIC [en lı́nea]

<https://sic.coordinadorelectrico.cl/informes-y-documentos/fichas/anualidad-del-vi-y-el-

coma/>, [Consulta: 29 de noviembre 2017].

[44] RESOLUCIÓN EXENTA NUM.048 Califica ambientalmente el proyecto parque Eólico Sur, Con-
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A. Resumen Ejecutivo

Los sistemas de potencia fueron diseñados considerando zonas donde se centralizaba la generación

de potencia, la cual era transmitida mediante lı́neas eléctricas hasta los zonas de consumo industrial y

redes de distribución ubicadas en centros urbanos. Por lo que de forma lógica las redes de distribución

se pensaron con el propósito de abastecer de energı́a a consumidores finales. Con el paso del tiempo y

desarrollo tecnológico esta situación ha cambiado, se han incluido medios de generación en las redes

de distribución. El ingreso de este nuevo agente en las redes eléctricas trae consigo diversos beneficios,

como la disminución de pérdidas en sistemas de transmisión, mejoras en la confiabilidad del sistema

permitiendo la operación en isla frente a contingencias, entre otros.

Los beneficios de la generación distribuida se podrán evidenciar siempre y cuando el sistema

eléctrico esté preparado para incorporar el ingreso de la generación en redes de distribución. Por el

contrario, una red que no está preparada para este cambio puede presentar problemas de congestión

y por ende limitación en la generación proveniente de recursos distribuidos. De esta situación surge

la necesidad de rediseñar las redes de distribución y sistemas de transmisión inmediatamente aguas

arriba de los centros de consumo.

En Chile la historia de la generación distribuida lleva poco más de una década, iniciando el año

2005 con la entrada en vigencia del reglamento para medios de generación no convencionales y pe-

queños medios de generación. Desde ese año hasta la actualidad se han dictado y modificado diversas

normativas, reglamentos y leyes, que dentro de sus objetivos contemplan la planificación y diseño de

las redes eléctricas considerando el ingreso de pequeños medios de generación distribuida (PMGD).

El desarrollo de proyectos de generación distribuida a nivel nacional ha aumentado significativamente

durante la última década, sextuplicándose la cantidad de este tipo de proyectos en operación, tal como

se aprecia en la siguiente figura:
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Figura 4.1: Evolución de proyectos PMGD durante el periodo 2007 - 2017. (Fuente: SEC, Unidad de
Energı́as Renovables [11]).)

Durante el año 2017 se han llevado a cabo distintas instancias, organizadas por organismos regula-

dores, con el fin de pensar la red de distribución del futuro. Reconociendo el cambio de paradigma que

enfrentan estas redes y la necesidad de considerar a nuevos agentes y tecnologı́as, como la generación

distribuida en procesos de planificación de las redes eléctricas.

Ante los nuevos desafı́os que enfrentan las redes eléctricas en función de la generación distribuida.

Este trabajo de tı́tulo tiene como objetivo proponer modificaciones en la metodologı́a actual de plani-

ficación del sistema de transmisión zonal y de distribución, considerando el desarrollo de proyectos

PMGD. Para ello, se estudiará el caso particular de la localidad de Lebu ubicada en la región del Bı́o

Bı́o, zona en la cual actualmente se presentan problemas de congestión debido al ingreso de proyectos

PMGD.

En primera instancia, con el fin de contextualizar la situación nacional se caracterizan aspectos del

marco regulatorio nacional respecto a la materia, junto con el estudio de las experiencias internacio-

nales de Alemania, Estado Unidos (California) y Brasil, paı́ses con mayor desarrollo en generación

distribuida. Del estudio de experiencias internacionales en generación distribuida, se destaca princi-

palmente las responsabilidad en el traspaso de información entre las distintas áreas de los sistemas

eléctricos, estipulada en los marcos regulatorios, la existencia de plataformas de información en lı́nea

de las instalaciones de distribución, creando un sistema de información disponible en todo momento,

lo que elimina procesos burocráticos para la obtención de esta. Además, se destaca la consideración
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de la generación distribuida dentro de los criterios para la planificación de redes de distribución y

transmisión inmediatamente aguas arriba de esos sistemas. Estos aspectos presentes en los marcos

regulatorios internacionales son de gran ayuda para abordar las problemáticas identificadas en la reali-

dad nacional.

Pese a que en este trabajo no se considera una propuesta metodológica de planificación para la red

de distribución, es necesario destacar, de la experiencia internacional, los procesos de planificación

realizados especı́ficamente para recursos energéticos distribuidos, la integración de empresas distri-

buidora en proceso de planificación de sus redes y la coordinación de los procesos de planificación de

las distintas áreas del sistema eléctrico.

En este trabajo, se aborda de forma separada el caso de las redes de distribución de las redes de

transmisión zonal. Para el caso de las redes de distribución, fue necesario limitar los alcances iniciales,

sustituyendo la propuesta metodológica de planificación para la red de distribución por modificaciones

a la Norma Técnica de Conexión y Operación de PMGD en instalaciones de media tensión (NTCO de

PMGD)entre otras normativas. Esto debido a la fuerte relación entre el modelo de tarificación de esta

red con la actual metodologı́a utilizada para su planificación, situación que escapa de los alcances de

este trabajo. Los cambios normativos propuestos tienen como objetivos principales:

Solucionar problemas de flujo de información entre las distintas áreas del sistema eléctrico,

interesados en conectar proyectos PMGD y organismos reguladores. Agilizando el proceso de

conexión para proyectos de generación distribuida.

Mejorar criterios en estudios para la conexión de PMGD, que permitan una expansión eficiente

de la red de distribución. En particular la consideración del estado de alimentadores vecinos al

de conexión a la hora de determinar las obras de conexión e inversiones estructurales necesarias,

para lo que se establece un criterio lı́mite de sobrecarga en los equipos del 85 %.

El primer objetivo de la modificación normativa se abarca mediante la propuesta de implementa-

ción de mapas en lı́nea de las redes de distribución y el establecimiento de compromisos de traspaso

de información entre los agentes relacionados, para lo cual es necesario incluir estas propuestas en

la Norma Técnica de Calidad de Servicio para Sistemas de Distribución, ya que esta normativa tiene

como objetivo general, permitir el correcto funcionamiento del sector eléctrico regulando aspectos

técnicos, calidad, información del funcionamiento del sector de distribución, entre otras cosas. La

principal consecuencia de esta propuesta es la eliminación de los 2 primeros formularios estipulados

en el proceso de conexión que establece la NTCO, lo que en primera instancia disminuye el tiempo

del proceso de conexión en 15 dı́as.
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Para el segundo objetivo se comparan aspectos técnicos la propuesta normativa en contraste con

los estudios que estipula el marco regulatorio vigente. En primera instancia se determinan obras adi-

cionales considerando únicamente el estado del alimentador de conexión, sin tomar en cuenta SCR

vigentes en alimentadores vecinos y posteriormente se realiza el mismo estudio para determinar obras

de conexión pero esta vez considerando proyectos PMGD con SCR vigente en todos los alimentadores

del modelo utilizado. A continuación se presenta una figura resumen que representa las modificaciones

según el criterio de estipula la norma pero considerando la operación de PMGD en alimentadores ve-

cinos (Escenario Dmin A L.1) y el escenario donde se determinaron las modificaciones considerando

desde un inicio todos los PMGD presentes en la red (Dmin A L.2):

Figura 4.2: Comparación entre las obras de conexión según lo establecido por la norma y propuesta
normativa, para el escenario donde operan PMGD en todos los alimentadores. (Fuente: Elaboración
propia)

De la figura 4.2 se establece la necesidad de mejorar las consideraciones de estos estudios ya

que las modificaciones según los criterios que establece la norma no cumplen con los requisitos de

sobrecarga cuando se considera la operación de PMGD en alimentadores vecinos. Por consiguiente la

modificación a la normativa vigente, hará más eficiente la determinación de obras adicionales para la

conexión de proyectos PMGD. Ademas,se propone aumentar el plazo de estudio de obras adicionales

con el fin de añadir ICC enviados con posterioridad, para lo cual se utilizarı́a la holgura de tiempo

obtenida de la eliminación de los primeros formularios del actual proceso de conexión. Por último
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dada la gran cantidad de SCR en comparación con las ICC en todo el territorio nacional se propone

incluir dentro de los requerimientos para el envı́o de una SCR, la acreditación de recursos económicos

mı́nimos que logren financiar las obras civiles, equipos eléctricos de la planta generadora y estudios de

conexión del proyecto PMGD. Para esto es necesario incluir estos nuevos requerimientos de la SCR

en el artı́culo 16o bis del Decreto Supremo No 101.

Para el sistema de transmisión zonal se propone una metodologı́a de expansión basada en la valo-

rización del vertimiento de energı́a como consecuencia de la limitación en la generación de proyectos

PMGD y como en base a estos ingresos no percibidos, es posible realizar inversiones en obras de

expansión y refuerzos que descongestionen el sistema, este estudio se proyecta hasta el año 2030,

periodo en el cual el costo del vertimiento de energı́a acumulado alcanza un monto de $ 5.271.567

dólares. Tal como se muestra en la siguiente figura:

Figura 4.3: Vertimiento de energı́a anual y acumulado en dólares de valor presente. (Fuente: Elabora-
ción propia)

De los resultados obtenidos respecto a esta metodologı́a se destaca la rentabilidad en obras de

expansión para equipos que originalmente presentaban sobrecarga (propuesta 1), obteniéndose una

tasa interna de retorno (TIR) superior al 40 %, lo que financia la inversión realizada en 3 años. De

no realizarse estas obras se verterán anualmente 8,21 GWh. Pese a esto, al evaluar una propuesta de

inversión que junto con descongestionar el sistema aumente la capacidad de transmisión de potencia

aguas arriba de la congestión (propuesta 1 y 2 ), para evitar limitaciones de potencia por debajo de

la capacidad de los equipos reforzados, estas no resultan rentables. A continuación, se presentan los

ı́ndices financieros VAN y TIR para los flujos de caja de las propuestas mencionadas, para los cuales

se utilizó una tasa de descuento del 10 %.
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Propuesta 1 Propuesta 1 y 2
VAN $ 1.798.057 -$ 1.020.726
TIR 43 % 3 %

Tabla 4.2: VAN y TIR para los flujos de caja de las propuestas de inversión para la expansión de
transmisión zonal.

Para la comparación de la metodologı́a de expansión propuesta, basada en el costo económico del

vertimiento de energı́a y la metodologı́a actual basada en costos operacionales, se destaca la visión

local que añade la nueva propuesta metodologı́a. Esta visión local, es necesaria para la evaluación de

este tipo de proyectos con baja capacidad de generación instalada, cuyo ahorro en costos operacionales

para el sistema no financiará obras de expansión técnicamente necesarias. Por último se destaca que la

metodologı́a propuesta analiza principalmente ingresos no percibidos por parte de privados por lo que

se propone la complementación de esta metodologı́a con estudios de planificación energética y otras

metodologı́as de planificación que cuantifiquen directamente los beneficios para el sistema eléctrico.

En cuanto a los cambios de metodologı́a propuesta, es necesario destacar que bajo la nueva ley

de transmisión eléctrica, en particular el artı́culo 87o, es posible proponer nuevas metodologı́as de

planificación, ya que este artı́culo establece criterios y consideraciones mı́nimas para el proceso de

planificación, mas no una metodologı́a especı́fica. Además se destaca el hecho de que los criterios y

variables para los procesos de planificación de la transmisión serán definidos de forma anual por el Mi-

nisterio de Energı́a. Dada esta situación, es posible proponer como una metodologı́a de planificación

para la red de transmisión zonal, pensando en la consideración del desarrollo de proyectos PMGD, la

evaluación técnico económica del vertimiento de energı́a para la determinación de obras de expansión

que permitan la inyección de potencia proveniente de recursos distribuidos. Esta propuesta metodo-

logı́a, involucra al reglamento de los sistemas de transmisión y de la planificación de la transmisión,

sin embargo, dado el dinamismo de las redes eléctricas, el constante avance de la tecnologı́a y la in-

clusión de nuevos servicios en los sistemas eléctricos, es conveniente estipular criterios y objetivos

para los procesos de planificación de las redes de transmisión y en el caso de estipular metodologı́as

como la que se propone en este trabajo, hacerlo de forma complementaria para facilitar la inclusión

de nuevos servicios.
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B. Datos utilizados para simulación en modelo de transmisión zonal

B.1. Generación bruta horaria SIC

A continuación se presentan las curvas de generación bruta promedio para una semana del mes de

agosto en el SIC:

Figura 4.4: Generación bruta promedio del SIC para dı́as laborales, durante el mes de agosto del año
2017. (Fuente: Elaboración propia)
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Figura 4.5: Generación bruta promedio del SIC para el dı́a sábado, durante el mes de agosto del año
2017. (Fuente: Elaboración propia)

Figura 4.6: Generación bruta promedio del SIC para el dı́a domingo, durante el mes de agosto del año
2017. (Fuente: Elaboración propia)
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B.2. Perfil de generación horario

A continuación se presenta el perfil horario de generación utilizado para las simulaciones:

Figura 4.7: Perfil de generación horario para una potencia instalada de 40 MW. (Fuente: Elaboración
propia)

B.3. Factores de ponderación para la proyección de costos marginales

En las siguientes tablas se presentan los factores de ponderación para la proyección de los costos

marginales hasta el año 2030.
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Factor de ponderación para CMgy,2017
Mes/Año 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024

Enero 0,71 0,71 0,75 0,80 0,78 0,86 0,93
Febrero 0,91 0,92 0,96 1,00 1,01 1,14 1,34
Marzo 0,59 0,66 0,68 0,71 0,73 0,83 0,94
Abril 0,84 0,85 0,87 0,90 0,94 1,05 1,18
Mayo 0,65 0,65 0,69 0,73 0,75 0,81 0,89
Junio 0,39 0,38 0,41 0,43 0,43 0,46 0,50
Julio 0,65 0,64 0,69 0,73 0,72 0,77 0,85

Agosto 0,51 0,50 0,52 0,55 0,52 0,55 0,59
Septiembre 0,64 0,62 0,65 0,67 0,66 0,69 0,74

Octubre 0,83 0,78 0,80 0,86 0,83 0,91 0,99
Noviembre 0,80 0,75 0,76 0,82 0,83 0,90 0,95
Diciembre 0,84 0,86 0,89 0,93 0,91 0,97 1,04

Tabla 4.3: Factores de ponderación para los costos marginales de todos los meses, desde el año 2018
al 2024

Factor de ponderación para CMgy,2017
Mes/Año 2025 2026 2027 2028 2029 2030

Enero 1,07 1,14 1,14 1,12 1,21 1,09
Febrero 1,47 1,54 1,50 1,46 1,54 1,39
Marzo 1,03 1,15 1,11 1,04 1,07 1,00
Abril 1,33 1,42 1,33 1,27 1,30 1,25
Mayo 1,00 1,09 1,06 1,04 1,03 0,93
Junio 0,57 0,63 0,62 0,62 0,60 0,53
Julio 0,94 1,01 1,00 0,98 0,87 0,79

Agosto 0,65 0,69 0,71 0,71 0,70 0,69
Septiembre 0,80 0,84 0,84 0,87 0,83 0,83

Octubre 1,06 1,14 1,15 1,21 1,17 1,12
Noviembre 1,02 1,07 1,07 1,10 1,09 1,05
Diciembre 1,14 1,18 1,25 1,29 1,28 1,29

Tabla 4.4: Factores de ponderación para los costos marginales de todos los meses, desde el año 2025
al 2030
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Figura 4.8: Proyección de costos marginales mensuales, utilizada para obtener los factores que pon-
deran los costos marginales horarios del año 2017. (Fuente: Elaboración propia)
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C. Código de programación para la automatización de simulaciones

A continuación se presenta el código en lenguaje DPL para la automatización de simulaciones en

DIGSILENTr, para el caso particular de un dı́a domingo en demanda baja

1 do ub l e o P1 , o P2 , i , j ; % Se d e f i n e n v a r i a b l e s cuyos v a l o r e s pueden s e r d e c i m a l e s .

2 o b j e c t o G1 , o G2 , o T1 , o T2 , o T3 , o L1 , o L2 , l d f , aFold , aCase ; % Se d e f i n e n o b j e t o s d e n t r o d e l c ó d ig o .

3 s e t s S e t , aCases ; \% se d e f i n e n c o n j u n t o s de e l e m e n t o s y e s c e n a r i o s de e s t u d i o .

4

5

6 C l e a r O u t p u t ( ) ; \% Limpia l a v e n t a n a de r e s u l t a d o s d e l programa

7 j =1;

8

9 aFo ld = G e t P r o j e c t F o l d e r ( ' s c en ' ) ; % Se a s o c i a e l o b j e t o aFo ld a l c o n j u n t o de e s c e n a r i o s d e l modelo .

10 aCases = aFo ld . G e t C o n t e n t s ( ' * . I n t S c e n a r i o ' ) ; % Se a s o c i a e l c o n t e n i d o d e l o b j e t o aFo ld con e l c o n j u n t o aCases .

11

12 aCase = aCases . F i r s t F i l t ( 'Dom Dda Baja . I n t S c e n a r i o ' ) ; % Se d e f i n e e l ca so que se e s t u d i a r á , en e s t e caso ,

13 aCase . A c t i v a t e ( ) ; % A c t i v a c i ó n d e l ca so de e s t u d i o

14 l d f = Ge tCaseOb jec t ( ' ComLdf ' ) ; % A s i g n a c i ó n a l a v a r i a b l e l d f d e l comando p a r a e j e c u t a r e l c á l c u l o f l u j o de p o t e n c i a .

15 s S e t = Se t1 . AllElm ( ) ;

16 o T1 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' Lebu 6 6 / 1 3 . 2 kV−10 MVA. ElmTr2 ' ) ; % A s i g n a c i ó n de e l e m e n t o s d e l s i s t e m a con o b j e t o s .

17 o T2 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' E ó l i c a Lebu 6 6 / 1 3 . 2 kV−10 MVA. ElmTr2 ' ) ;

18 o T3 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' Reg . C u r a n i l a h u e 66 /66 kV 2 0 / 2 5 / 3 0 MVA. ElmTr2 ' ) ;

19 o L1 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' T r e s P i n o s − Lebu 66 kV . ElmLne ' ) ;

20 o L2 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' C u r a n i l a h u e − Tres P i n o s 66 kV . ElmLne ' ) ;

21

22 fopen ( 'C:\Users\d i e g o\Desktop\R e s u l t a d o s\Dgo Dda baja . t x t ' , 'w ' , 0 ) ; % Se c r e a e l a r c h i v o donde se g u a r d a r á n l o s ...
r e s u l t a d o s

23 w h i l e ( j≤12){
24 i =4;

25

26 w h i l e ( i≤10){
27

28 % Se a s i g n a n l o s v a l o r e s de p e r f i l de g e n e r a c i ó n a lmacenados en l a m a t r i z V i en to a l o s v a l o r e s de g e n e r a c i ó n de ...
l a s u n i d a d e s G1 y G2 d e l modelo .

29

30 o G1 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' G1 . ElmSym ' ) ;

31 o G1 : p g i n i = Vie n t o . Get ( i , j ) ;

32 o G2 = s S e t . F i r s t F i l t ( ' G2 . ElmSym ' ) ;

33 o G2 : p g i n i = Vie n t o . Get ( i , j ) ;

34

35 l d f . Execu te ( ) ; % Se e j e c u t a e l f l u j o de p o t e n c i a

36

37 % El co d i go p r e s e n t a d o p o s t e r i o r m e n t e t i e n e como f i n a l i d a d e s c r i b i r en e l documento c reado , r e s u l t a d o s de ...
i n t e r é s p a r a e l e s t u d i o .

38

39 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T1 : loc name , o T1 : c : l o a d i n g , o T1 :m: Psum : bushv , o T1 :m: Qsum : bushv , o T1 :m: cosphisum : bushv ,

40 o T1 :m: I : bushv , o T1 :m: i n e t : bushv ) ;

41 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T1 : loc name , o T1 : c : l o a d i n g , o T1 :m: Psum : bus lv , o T1 :m: Qsum : bus lv , o T1 :m: cosphisum : bus lv ,

42 o T1 :m: I : bus lv , o T1 :m: i n e t : b u s l v ) ;

43

44 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T2 : loc name , o T2 : c : l o a d i n g , o T2 :m: Psum : bushv , o T2 :m: Qsum : bushv , o T2 :m: cosphisum : bushv ,

45 o T2 :m: I : bushv , o T2 :m: i n e t : bushv ) ;

46 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T2 : loc name , o T2 : c : l o a d i n g , o T2 :m: Psum : bus lv , o T2 :m: Qsum : bus lv , o T2 :m: cosphisum : bus lv ,

47 o T2 :m: I : bus lv , o T2 :m: i n e t : b u s l v ) ;

48

49 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T3 : loc name , o T3 : c : l o a d i n g , o T3 :m: Psum : bushv , o T3 :m: Qsum : bushv , o T3 :m: cosphisum : bushv ,

50 o T3 :m: I : bushv , o T3 :m: i n e t : bushv ) ;
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51 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o T3 : loc name , o T3 : c : l o a d i n g , o T3 :m: Psum : bus lv , o T3 :m: Qsum : bus lv , o T3 :m: cosphisum : bus lv ,

52 o T3 :m: I : bus lv , o T3 :m: i n e t : b u s l v ) ;

53

54 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o L1 : loc name , o L1 : c : l o a d i n g , o L1 :m: P : bus1 , o L1 :m:Q: bus1 , o L1 :m: c o s p h i : bus1 , o L1 :m: I : bus1 ,

55 o L1 :m: i n e t : bus1 ) ;

56 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o L1 : loc name , o L1 : c : l o a d i n g , o L1 :m: P : bus2 , o L1 :m:Q: bus2 , o L1 :m: c o s p h i : bus2 , o L1 :m: I : bus2 ,

57 o L1 :m: i n e t : bus2 ) ;

58

59 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o L2 : loc name , o L2 : c : l o a d i n g , o L2 :m: P : bus1 , o L2 :m:Q: bus1 , o L2 :m: c o s p h i : bus1 , o L2 :m: I : bus1 ,

60 o L2 :m: i n e t : bus1 ) ;

61 f p r i n t f ( 0 , ' %s , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , %.5f , ...
%.5 f ' , o L2 : loc name , o L2 : c : l o a d i n g , o L2 :m: P : bus2 , o L2 :m:Q: bus2 , o L2 :m: c o s p h i : bus2 , o L2 :m: I : bus2 ,

62 o L2 :m: i n e t : bus2 ) ;

63

64 p r i n t f ( ' %.1 f ' , i ) ;

65 i = i +1;

66 }
67 j = j +1;

68 }
69 f c l o s e ( 0 ) ; % C i e r r a e l documento c r e a d o

70 aCase . Save ( ) ; %Guarda m o d i f i c a c i o n e s en e l e s c e n a r i o a c t i v o

Como el código anterior, se programaron códigos similares para escenarios de demanda alta, me-

dia y baja para los dı́as sábado, domingo y dı́a laboral, lo que considerando la distribución horaria para

los niveles de demanda, da un resultado de 12 códigos que se ejecutan automáticamente según:

1 DPL1 . Execu te ( ) ;

2 DPL2 . Execu te ( ) ;

3 DPL3 . Execu te ( ) ;

4 DPL4 . Execu te ( ) ;

5 DPL5 . Execu te ( ) ;

6 DPL6 . Execu te ( ) ;

7 DPL7 . Execu te ( ) ;

8 DPL8 . Execu te ( ) ;

9 DPL9 . Execu te ( ) ;

10 DPL10 . Execu te ( ) ;

11 DPL11 . Execu te ( ) ;

12 DPL12 . Execu te ( ) ;
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ANEXO ANEXO

D. Detalle de resultados de simulaciones modelo de distribución

Nombre Escenario Carga % P [MW] Q [MVAr]

T1

Dmax A 108,7 8,421 -7,143
Dmax L 49,13 5,186 -0,156
Dmin A 129,69 10,171 -7,649
Dmin L 75,35 6,926 -3,139
Dmin A.1 77,63 10,186 -7,140
Dmin A L 196,93 15,132 -11,214
Dmin A L.1 117,1 15,160 -10,615
Dmin A L.2 84,04 15,173 -10,549

T2

Dmax A 116,36 8,759 -7,160
Dmax L 6,39 -0,446 0,506
Dmin A 136,09 10,412 -7,297
Dmin L 22,11 2,171 -0,486
Dmin A.1 81,58 10,427 -7,274
Dmin A L 140,03 10,405 -7,303
Dmin A L.1 82,84 10,415 -7,302
Dmin A L.2 81,78 10,423 -7,284

Tabla 4.5: Detalle de resultados para los Casos 1 y 2 en el modelo de distribución.
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ANEXO ANEXO

E. Detalle de resultados de simulaciones en transmisión zonal

E.1. Detalle de resultados de energı́a vertida y costo del vertimiento anual

Los valores de energı́a vertida durante el periodo de evaluación son los siguientes:

Energı́a Vertida (MWh)
Mes/Año 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023

Enero 1634,913 1637,313 1637,313 1637,313 1630,521 1630,521 1634,913
Febrero 634,152 634,152 634,152 654,410 634,152 634,152 634,152
Marzo 45,103 44,958 44,972 45,118 45,103 45,103 45,103
Junio 11,781 11,984 12,468 11,781 10,577 11,781 11,781
Julio 1330,289 1333,671 1335,329 1335,329 1331,947 1330,289 1330,289

Agosto 240,003 240,003 239,625 239,929 240,307 240,003 240,003
Octubre 16,975 16,206 16,206 16,750 17,518 17,518 16,975

Noviembre 3614,458 3614,458 3610,066 3612,058 3614,458 3614,458 3614,458
Diciembre 683,054 683,054 686,965 689,192 689,192 685,281 683,054

Total 8210,729 8215,801 8217,097 8241,879 8213,775 8209,108 8210,729

Tabla 4.6: Energı́a vertida, mensual y anual desde el año 2017 al 2023.

Energı́a Vertida (MWh)
Mes/Año 2024 2025 2026 2027 2028 2029* 2030

Enero 1637,313 1637,313 1632,921 1630,521 1630,521 1637,313 1637,313
Febrero 657,482 634,152 634,152 634,152 657,482 634,152 634,152
Marzo 44,972 44,972 45,118 45,103 45,103 44,958 44,972
Junio 12,468 12,266 11,781 11,781 11,781 11,984 12,468
Julio 1335,329 1335,329 1335,329 1331,947 1330,289 1333,671 1335,329

Agosto 239,625 239,929 239,929 240,307 240,003 240,003 239,625
Octubre 16,206 16,206 16,750 17,518 16,975 16,206 16,206

Noviembre 3610,066 3607,666 3612,058 3614,458 3614,458 3371,683 3610,066
Diciembre 686,965 689,192 689,192 689,192 683,054 683,054 686,965

Total 8240,427 8217,025 8217,229 8214,980 8229,667 7973,026 8217,097

Tabla 4.7: Energı́a vertida, mensual y anual desde el año 2024 al 2030.

A continuación se presentan las tablas donde se muestra el costo del vertimiento de energı́a desde

el año 2017 al 2028 por congestión en los transformadores T1 y T2 de la subestación Lebu:
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ANEXO Apéndice E-

Figura 4.9: Costo anual para los meses de mayor vertimiento de energı́a, en dólares referidos al año
2017, por congestión en los transformadores T1 y T2 de la subestación Lebu. (Fuente: Elaboración
propia)

Figura 4.10: Costo anual para los meses de menor vertimiento de energı́a, en dólares referidos al año
2017, por congestión en los transformadores T1 y T2 de la subestación Lebu. (Fuente: Elaboración
propia)
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