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La evolucién de los sistemas eléctricos de potencia hacia una estructura de mercados
competitivos se basa fuertemente en el acceso abierto y no discriminatorio a los sistemas
de transmisién. De esta forma, la regulacién de este segmento en temas como el acceso
y Su remuneracion es particularmente relevante para los actores del sistema debido su
rol en la modificacién de los precios finales a clientes.

Tras un periodo sin una legislacion concreta al respecto, en marzo del afio 2004 se
promulgo en nuestro pais la ley 19.940 que estructuraba los sistemas de transmisién en
tres segmentos y definia especificamente los agentes de pago y las proporciones por las
gue eran responsables, a la vez que precisaba los procedimientos para la expansion del
sistema. Con la futura interconexion eléctrica sin embargo, en julio de 2016 se promulga
la nueva ley de transmision, la cual reformula, entre otros aspectos, la remuneracién del
sistema de transmision basandose en el modelo de estampillado y especificando las
reglas de transito entre ambos regimenes de pago.

En este contexto, el presente trabajo pretende analizar los impactos sobre los pagos por
peajes de inyeccion considerando el régimen de pago transitorio durante el periodo
comprendido entre los afios 2017 y 2021, para las cuatro empresas generadoras mas
relevantes del pais; AES Gener, Colban, Enel y Engie comparando sus proyecciones con
aguellas asociadas a la ley 19.940.

Los resultados evidencian que, para todas las empresas, la mayor variacion en los peajes
de inyeccion se tiene desde el momento de la interconexion de los sistemas eléctricos,
en julio de 2018, y a lo largo del afio 2019, estabilizandose en los afios posteriores en
valores por debajo o en torno a los observados de forma previa a la interconexion. A su
vez, se determind que los resultados quedan en gran parte sujetos a los supuestos del
sistema eléctrico simulado, principalmente las fechas de entrada en operacion de los
proyectos de interconexion e ISA, y la disponibilidad de gas natural considerada. Se
constata ademas que la alta penetracion de centrales ERNC desplaza principalmente
energia de las empresas mayoritariamente térmicas como AES Gener y Engie, con lo
cual sus peajes se ven mas afectados. Para las empresas Enel y Colbun en tanto, los
efectos se observan principalmente en los periodos de deshielo.

El régimen de pago transitorio logra efectivamente evoluciones mas graduales de los
peajes de inyeccion de las empresas estudiadas, en contraste con lo que se hubiese
observado mediante la aplicacion de la ley 19.940, sin embargo resta estudiar en detalle
la evolucién de pagos asociados al concepto de transmision en los distintos segmentos
de demanda, asi como la introduccion de los polos de desarrollo y la planificacion con
holguras definida en la nueva ley.
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1. Introduccidén

En todo el mundo, los sistemas eléctricos de potencia, pese a evolucionar de formas
similares, se encuentran afectos a las legislaciones propias de su pais, las cuales
dependen de las caracteristicas del sector y se van modificando a medida que éste
presenta deficiencias o cambios tecnoldgicos relevantes. En particular, la legislacion en
torno al sistema de transmisién y su remuneracion ha sido uno de los temas de mayor
debate tanto en nuestro pais como en el resto del mundo debido a las caracteristicas
peculiares del sector y la dificultad de conciliar un acuerdo en torno al uso que hace un
agente sobre el sistema.

En Chile, en 2004 se promulgo la ley 19.940 que regulaba la planificacion y tarificacion
de los sistemas de transmision y definia concretamente la asignacion de pago entre los
diversos agentes del sistema eléctrico. Hoy, a mas de 10 afios de la publicacion de
aguella ley, se introduce un nuevo régimen de pago del sistema de transmisién mediante
la ley 20.936 basado en el estampillado a la demanda, definiendo la forma en que se
llevara a cabo la migracion del modelo actual al régimen permanente de la nueva ley, el
afio 2034. Esta situacién motiva a realizar un estudio y analizar cdmo se veran afectados
los principales agentes del mercado de generacion en el periodo de transito respecto a
los peajes de inyeccidn que venian pagando de acuerdo a la legislacion anterior.

1.1. Objetivos

1.1.1. Objetivo general

La presente memoria pretende proyectar los peajes de inyeccion en un mediano plazo,
desde el afio 2017 al 2021, segun el régimen de pago de la transmisién dispuesto en los
articulos transitorios de la ley 20.936 para las cuatro principales empresas generadoras
del pais; AES Gener, Colbun, Enel y Engie, sensibilizando los valores ante una alta
penetracion de centrales ERNC y comparandolos con respecto a un escenario en que la
ley 19.940 sigue en vigencia.

1.1.2. Objetivos especificos
Los objetivos especificos de la presente memoria consisten en,

e Estudiar el segmento de la transmision en los sistemas eléctricos de potencia, y
su evoluciéon para comprender el tratamiento de éste en la actualidad.

e Realizar una revision de las distintas metodologias utilizadas en el mundo para
remunerar el segmento de transmision.
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e Llevar a cabo un estudio de la legislacién chilena acerca del sector eléctrico y en
particular aquella referida a la transmision.

e Proponer un escenario de simulacion, en lo que respecta a plan de obras de
generacion y transmision, proyeccion de demanda, precios de combustibles,
disponibilidad de gas, etc. considerando los antecedentes mas recientes.

e Proponer una metodologia de aplicacion respecto al régimen de pago transitorio
dispuesto en la ley 20.936.

e Analizar los resultados de las etapas intermedias del nuevo régimen de pago con
el fin de identificar efectos particulares sobre los peajes de las empresas.

e Observar la redistribucion de peajes en términos porcentuales entre las empresas
estudiadas debido a la ley 20.936.

e Llevar a cabo una estimacion de los pagos traspasados a la demanda de acuerdo
a lo estipulado en la ley 20.936.

1.2. Alcances

Los alcances del presente trabajo se limitan a estudiar los peajes de inyeccion de las
empresas previamente mencionadas ante el nuevo régimen de remuneracion de la
transmision introducido en la ley 20.936. Pese a la existencia de otras empresas
generadoras menores, se escogieron éstas debido a que concentran gran parte de la
capacidad instalada en el pais, asi como los mayores volimenes de energia contratada.
Respecto al periodo, éste se acota hasta el afio 2021, dado que los niveles de
incertidumbre respecto a la transmision, particularmente relevante para este estudio, son
bajos, debido a que los planes de expansion del sistema troncal emitidos a la fecha
abarcan hasta no mas alla de fines del afio mencionado. Adicionalmente, en lo que
respecta al parque generador, se limita de esta forma los niveles de especulacion en
torno a la instalacién de centrales y sus fechas de entrada en operacién. En cuanto a la
proyeccién de los pagos por transmision asignados a la demanda segun este nuevo
régimen, se llevan a cabo tan sélo estimaciones de acuerdo a lo que se desprende de los
resultados obtenidos por peajes de inyeccion, no siendo el foco principal del trabajo.

1.3. Estructura del trabajo

La estructura del presente inicia con un Capitulo 2 en el cual se expone el estado del arte
y marco teorico que sustenta el desarrollo posterior. En él se plantea la naturaleza del
segmento de transmision en los sistemas eléctricos de potencia que justifica las
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regulaciones especiales a las que se encuentra afecto este sector, asi como su evolucion
en el tiempo y las diversas legislaciones que se le aplican hoy en dia en el mundo,
realizando una exposicion detallada de aquellas aplicadas en nuestro pais. A su vez, se
presentan los principios basicos de un esquema de tarificacion y algunas de las
metodologias mas usuales con que se ha remunerado el segmento, pasando por el
modelo de estampillado y por factores de distribucion entre otros. Hacia el final de este
capitulo se exponen tépicos de coordinacion hidrotérmica, relevantes en cualquier
estudio realizado sobre el SIC, y se presenta el procedimiento de célculo de prorratas
utilizado por el CDEC-SIC para la determinacion de peajes por el sistema de transmision
troncal. El Capitulo 3 introduce la propuesta metodoldgica, detallando las distintas fases
del estudio para posteriormente realizar una validacion de la herramienta a utilizar, al
comparar los valores de prorratas obtenidos mediante ésta, y aquellos dispuestos en el
Informe de Célculo de Peajes por el Sistema de Transmision Troncal 2017 del CDEC-
SIC. El Capitulo 4 en tanto, presenta todos los antecedentes relevantes para el caso de
estudio, pasando por la demanda considerada, la configuracién del software PLP y las
instalaciones de generacion y transmision futuras, entre otros temas. Adicionalmente se
presentan las interpretaciones del articulo 25° transitorio que dispone las reglas entre
ambos regimenes de pago y la metodologia concreta a aplicar al respecto, para finalizar
con una revision de las centrales consideradas por cada empresa estudiada. El Capitulo
5 presenta los resultados obtenidos, exponiendo la valorizacion del sistema de
transmision nacional, las proyecciones de la ley 19.940 y 20.936, los efectos del
escenario ERNC, los pagos anuales por empresa para cada caso y una estimacion de
los pagos traspasados a los segmentos de demanda. Finalmente, en el Capitulo 6 se
encuentran las conclusiones de esta memoria y el trabajo futuro propuesto.



2. Marco Teobrico

2.1. El segmento de transmision

El desarrollo a nivel mundial de los sistemas eléctricos de potencia ha llevado a que en
la actualidad se reconozcan tres grandes segmentos; generacion, transmision y
distribucion.

GENERACION TRANSMISION DISTRIBUCION

IER

Figura 1: Estructura de un Sistema Eléctrico de Potencia [1]

La generacion es aquel conjunto de instalaciones que dan origen a la energia eléctrica
por medio de la transformacién de algin recurso energético primario. Se encuentra
conformado por centrales térmicas e hidraulicas, parques eodlicos, plantas solares
fotovoltaicas, entre otros tipos de centrales. EI segmento de distribucién, en tanto, es
aguel encargado de disponer la energia eléctrica a las demandas particulares del sistema
funcionando bajo la estructura de zonas de concesion.

La transmision, finalmente, corresponde al segmento del sistema destinado
fundamentalmente a transportar la energia eléctrica desde los centros de generacion a
los puntos de consumo mediante lineas de alta tension y subestaciones. Sin embargo, la
evolucién de los mercados eléctricos en las Ultimas décadas le ha atribuido nuevos
propésitos tales como la promocion de la competencia en el sector de generacion y la
disposicion de garantias de estabilidad y confiabilidad del sistema eléctrico a través de
su desatrrollo.

La necesidad y/o conveniencia de disponer de estos sistemas de transmision surge como
consecuencia de las siguientes situaciones: [2]

= Aprovechamiento de bajos costos de produccion o generacién de energia en
puntos alejados de los centros de demanda traducidos en factores tales como
localizacion de caidas o desniveles adecuados en el caso de las centrales
hidroeléctricas, ubicacion cercana a las fuentes de carboén y a fuentes adecuadas
de agua para refrigeracion en el caso de centrales a vapor, cercania a los
gasoductos, zonas de alta radiacion solar para centrales fotovoltaicas, adecuadas
intensidades de viento en el caso de parques edlicos, etc.

= Existencia de restricciones técnicas, economicas y/o ambientales para la
produccion de energia en el mismo punto en que ella es demandada.
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2.1.1. Caracteristicas de la transmision

El segmento de la transmisidn posee caracteristicas particulares y diferenciables del resto
de los segmentos de un sistema eléctrico, las que justifican las regulaciones especiales
gue se le han aplicado al sector a nivel mundial. Estas son [3, pp. 228-230],

Intensivo en capital: La transmision de energia eléctrica de forma eficiente y
segura requiere de grandes cantidades de equipos de alto costo, ademas de la
ejecucion de importantes obras civiles. Adicionalmente a las lineas de transmision,
que representan el activo mas evidente del segmento, se hace necesaria la
instalacién en subestaciones de equipos de maniobra y transformacion, cuyos
costos son cuantiosos.

Inversion irreversible: Una vez que una linea de transmision es construida, no
es posible reubicarla en otra zona que genere mayor beneficio para el sistema o
la empresa propietaria. Esto debido al costo y envergadura de las fundaciones,
obras civiles asociadas al levantamiento de torres y las dimensiones de las
instalaciones, ademas de los procesos de obtencidén de servidumbres para el paso
de una linea por una zona particular y las negociaciones y tramites atingentes al
desarrollo de estos proyectos.

Activos de larga vida atil: La mayor parte de los activos de transmision poseen
una vida util de 20 a 40 afios. Esto, en conjunto con las caracteristicas anteriores,
hace necesario que las decisiones de inversion del segmento se hagan bajo
prondsticos soélidos que aseguren el uso esperado de la instalacion para el cual
fue dimensionada, independientemente si el riesgo es adquirido por los
inversionistas o por la totalidad de los actores del sistema eléctrico que incurren
en la remuneracion de la transmision bajo un esquema de planificacion de
inversién centralizada.

Economias de escala: Existen varios factores que denotan la presencia de
importantes economias de escala en el segmento de transmision. En primer lugar,
los costos de una linea de transmision son proporcionales a la longitud de ésta
debido a la adquisicion de servidumbres y la ejecucion de obras civiles
mayormente independientes del tipo de conductor (capacidad de transmision) que
se instale en las torres. Adicionalmente, y en cualquier caso, se deben construir
subestaciones en los extremos de las lineas o adecuar las existentes con
importantes componentes de costo fijo. Finalmente, a medida que se incrementa
el nivel de tensién de la linea, las pérdidas por transmision disminuyen
transportando de forma mas eficiente la energia. Las componentes de costo por
aumento de capacidad de la linea se ven reflejadas principalmente en las
caracteristicas de las torres las cuales deben soportar mayores esfuerzos fisicos
debido al incremento del tamafio de los conductores, al aumentar el nimero de
aisladores o a la altura a la que deben erguirse de acuerdo al voltaje de operacién
asi como también al mayor costo en equipos tales como interruptores de superior
capacidad de ruptura o transformadores de potencia acordes a la capacidad de la
linea. Sin embargo, la predominancia de los costos fijos antes expuestos hace que



los costos medios de transmitir energia eléctrica disminuyan a mayor cantidad
transportada.

e Estadndar de activos: En la actualidad, las empresas fabricantes de equipos
utilizados en transmision han definido un estandar de potencias y voltajes de
operacion que ofertan a sus clientes, por lo cual al igual que el segmento de
generacion, la transmision presenta indivisibilidad de la inversion, no siendo
posible construir lineas con la capacidad exacta que puede requerir un sistema.
Esta situacion también contribuye a las economias de escala de la transmision
posibilitando la compra al por mayor de equipos tras la adopcion de algun
estandar.

e Monopolio natural: Dado el marco definido, y en este contexto, considerando
ademas las dimensiones de las instalaciones de transmision, su impacto visual y
las restricciones de localizacién, no resultaria posible concebir la construccién de
un sistema de transmision alternativo que compitiera con el existente, por lo que
el segmento de transmision se acepta como un monopolio natural. Esta condicion
ha llevado a que en la actualidad la transmision se mantenga como propiedad
estatal o entregada al sector privado, pero fuertemente regulada en aspectos tales
como las rentabilidades permitidas, las decisiones de inversion y la calidad de
servicio.

2.2. Tarificacion de la transmision

2.2.1. ¢ Por qué tarificar?

Los sistemas eléctricos de potencia han presentado una evolucion similar a nivel mundial
durante el siglo XX. Tradicionalmente en sus inicios, estos sistemas se desarrollaban a
nivel regional impulsados por inversiones privadas en torno a importantes ciudades
mediante empresas utilities integradas verticalmente, que se encargaban de generar,
transportar y distribuir la energia eléctrica dentro de sus areas de concesiéon. De esta
forma, las distintas empresas lograban aprovechar las economias de ambito y la
coordinacion de operaciones e inversiones. Bajo esta estructura, la transmision
representaba un medio para el propdsito del negocio, por lo que sus costos de inversion
y mantenimiento asociados se encontraban reflejados en el precio final de la energia que
se ofertaba a sus clientes.

En la medida que la energia eléctrica se fue concibiendo como servicio publico y un
elemento estratégico para el desarrollo de los paises, la accion privada presento
deficiencias para suplir las crecientes necesidades de energia eléctrica, por lo cual los
estados tomaron parte en la inversion de los sistemas eléctricos. Asi, a mediados del
siglo XX se crearon empresas estatales como la Central Electricity Generating Board
(CEGB) en el Reino Unido, Electricité de France (EDF) en Francia, Ente Nazionale per
I'Energia Elettrica (ENEL) en lItalia, Electrobras en Brasil, Empresa Nacional de
Electricidad S.A. (ENDESA) en Espafia y Chile, etc. cuyo propdésito, de forma general,
era potenciar la generacion y desarrollar la transmision.



En las décadas de 1980 y 1990 se comienza a reformular la estructura de la industria
eléctrica a nivel mundial migrando desde el paradigma de monopolios verticalmente
integrados hacia un esquema basado en la propiedad privada, y verticalmente
desintegrado, utilizando en una gran cantidad de paises la teoria marginalista para
regular y remunerar al sector de generacién. De esta forma, se privatizaron gran parte de
las empresas eléctricas estatales y se separaron las tres actividades principales de la
cadena eléctrica, entre aquellas que podian desarrollarse bajo un régimen de
competencia y aquellas que debian permanecer como monopolios regulados. Dentro de
los multiples factores que motivaron este cambio se mencionan [4]; el avance de las
politicas neoliberales de los afios 80’ reduciendo el ambito del estado y potenciando el
del sector privado; sistemas de transmision mas robustos que permitieran una
competencia efectiva en el segmento de generacion; maduracion de las tecnologias de
produccion de electricidad con menores costos de inversion y tiempos de construccion,
entre los mas relevantes.

En este nuevo escenario, la competencia real en el sector de generacién se garantiza
sélo con un sistema de transmision de acceso libre y no discriminatorio, con capacidad
para admitir nuevas centrales, en el cual la independencia del segmento resulta crucial
para evitar ejercicios de poder de mercado que pudiesen ir en desmedro de ciertos
generadores. Como consecuencia de esto, el transmisor provee un servicio de transporte
del producto electricidad, lo cual, sumado a sus caracteristicas de monopolio natural,
hacen necesaria la existencia de una regulacién y mecanismo gue reconozca toda clase
de costos en los que incurre, asi como sus inversiones y retornos por ellas y se remunere
entre los agentes que se ven beneficiados por el sistema.

2.2.2. Principios de un esquema de tarificacion

En el transcurso del proceso de desintegracion vertical de los segmentos de generacion,
transmision y distribucién recién descrito, se abrié el debate en torno a la forma de tarificar
el transporte de la energia eléctrica, un tema que hasta entonces habia sido abordado
desde una perspectiva tedrica mas que practica.

En 1997, un grupo de trabajo del Energy Modeling Forum de la Universidad de Stanford
resumid una serie de principios en los que debiese basarse un esquema de tarificacion
de transmision y que han sido ampliamente aceptados y citados internacionalmente [5].

Un esquema de tarificacion deberia,
e Compensar los costos de los duefios de los activos del sistema de transmision

El esquema de tarificacion utilizado debe estar orientado a cubrir tanto los costos
asociados a la operacion y mantenimiento del sistema de transmision como sus
costos de inversion, con una adecuada tasa de retorno. Esta rentabilidad es fijada
por un organismo regulador en el entendido que no es posible, ni conveniente
econémicamente, introducir una estructura competitiva en el segmento de
transmision, por lo cual su valor es tema de constante discusion. En cualquier
caso, es fundamental que el esquema de tarificaciébn cumpla con la cobertura de



costos con el objetivo de generar sefiales apropiadas para la inversién privada en
el sector.

Promover una operacion diaria eficiente en el mercado mayorista

En los sistemas eléctricos con despacho centralizado a minimo costo, la operacion
eficiente en el corto plazo esta relacionada con el reconocimiento y tratamiento de
dos tipos de costos de transmision; el costo por pérdidas y el costo de oportunidad
por capacidad de una linea. El primero esta relacionado con las pérdidas 6hmicas,
las cuales son proporcionales al cuadrado de la corriente que fluye a través del
conductor. En la practica, esto se traduce en que la potencia inyectada en una
linea es mayor a la retirada en el otro extremo de ésta. El segundo en tanto, es
aguel costo en el que se incurre al reemplazar un generador mas barato por otro
de mayor valor ante la congestion de una linea.

Estos costos de transmisién se han abordado mediante diversos enfoques. El mas
preciso consiste en considerar explicitamente la red de transmisién y sus
limitaciones en el modelo de despacho, con lo cual se asegura que en la
programacion de centrales se encuentran contenidos los costos de transmision.
Una aproximacion de este enfoque se basa en considerar el sistema de forma
uninodal, pero asignando cargos por transmision a los costos marginales de los
generadores de acuerdo a su localizacién, con lo cual se gana en simplicidad pero
se pierde en exactitud. Finalmente, el esquema mas basico considera el sistema
de forma uninodal sin reconocer los costos de transmision, realizando solamente
ajustes en la operacion en tiempo real. Bajo este enfoque dificilmente se alcanza
la operacion econémicamente Optima frente a un despacho que considere la red
de transmision, sobre todo cuando las pérdidas por transmision son importantes.
En definitiva, los precios en cada nodo del sistema debieran considerar estos
costos con el objetivo de promover la eficiencia del despacho econdémico.

Entregar sefiales de localizacion para las inversiones en generaciéon y demanda

La operacion eficiente a la cual hace referencia el punto anterior esté relacionada
con la identificacién de los costos de transmision, los cuales estan directamente
vinculados con la localizacion de los generadores y demandas del sistema. En el
corto plazo, las acciones del coordinador o ente regulador no tienen efectos
respecto a esta materia, sin embargo, en el largo plazo un adecuado esquema de
tarificacion de la transmisidén debiese influenciar las decisiones de inversion tanto
de generadores como consumidores importantes respecto al emplazamiento de
los proyectos.

Dar sefiales de necesidad de inversiéon en el sistema de transmisiéon

Los precios de transmision deberian lograr constituirse en sefiales que evidencien
la necesidad de inversion en el sistema de transmision a través de los costos
marginales. Si la diferencia de estos costos en nodos adyacentes es importante
entonces, debido a las pérdidas de transmision, la linea esta siendo altamente
ocupada y probablemente indique la necesidad de reforzar la instalacion. El caso
limite queda representado ante la congestion de una linea en el cual los costos
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marginales se desacoplan reemplazando generacion mas econdmica por aquella
de mayor valor pero disponible en el lugar demandado.

e Ser simple y transparente

La eficacia de las sefiales que provea un esquema de tarificacion esta relacionada
con la facilidad para entender por parte de los agentes la metodologia y obtencién
de precios que les permitan una respuesta a éstos, tanto en el corto como largo
plazo. Sin embargo, es usual que exista un trade-off entre la simpleza de un
esquema de tarificacion y la precision de las sefiales enviadas por éste. En cuanto
a la transparencia, se busca que la metodologia y procedimiento en la obtencién
de precios sea reproducible por cada agente, definiendo el tipo de informacién
requerida.

e Ser politicamente implementable

Finalmente es necesario que exista factibilidad politica en la implementacion de
un esquema de tarificacién. Debido a que en la instauracion de un nuevo esquema
probablemente se reajusten distintos cargos, es légico que se originen actores que
se veran perjudicados cuyo poder e influencia en el retraso o fracaso del nuevo
modelo debe ser considerado.

Otros autores [6, p. 448] mencionan adicionalmente principios como,
e Trato no discriminatorio

Se busca asegurar un trato igualitario a los agentes del mercado relacionados con
una estructura competitiva mediante la independencia parcial o total del operador
de red respecto a la disponibilidad, seguridad y calidad en el trasporte de la
energia, asi como también al derecho de acceso al sistema de transmision.

e Estabilidad de precios

Los precios del sistema de transmision debieran evitar cambios repentinos en sus
valores con el fin de realizar buenas estimaciones de dichos precios en la toma de
decisiones tanto operativas como de inversion. Esta propiedad hace referencia a
qgue el sistema de precios se mantenga estable en el tiempo, por lo que éstos
pueden presentar variaciones, pero su método de obtencion es estable y conocida.
De esta forma no se distorsionan las sefiales de eficiencia econémicay se asegura
certeza en la prediccion.

2.2.3. Elementos béasicos de un esquema de tarificacion

Cualquier esquema de tarificacion de la transmision es posible de clasificar de acuerdo a
cuatro elementos basicos [6, pp. 448-451].



Acceso alared:

Corresponde a la definicion de qué agentes (tipicamente generadores y/o consumidores)
son responsables de efectuar los pagos por el sistema de transmision de acuerdo a las
componentes de costo y tarifa que se explican a continuacién. A su vez, en el caso de
una combinacién de agentes, determina la proporcion de pagos en que debe incurrir cada
uno de ellos. Este concepto es posible de catalogar en,

» Tarifa por retiro: Los pagos del sistema de transmisién lo efectian solamente los
consumos del sistema, en funcidn de su punto de conexion a la red. Por lo tanto,
el consumidor adquiere el derecho de ser abastecido por cualquier suministrador,
independiente de su punto de inyeccion.

» Tarifaporinyeccion: Los pagos del sistema de transmision lo efectian solamente
los generadores del sistema, en funcién de su punto de conexion a la red.
Analogamente al caso anterior, el suministrador adquiere el derecho de abastecer
a cualquier consumidor de la red, independiente de su punto de retiro.

» Tarifa por retiro e inyeccion: Los pagos del sistema de transmision lo efecttan
conjuntamente los generadores y consumidores del sistema, de modo que este
modelo representa una combinacion de las tarifas por retiro e inyeccién. Estos
pagos se definen de acuerdo a los puntos de inyeccidn y retiro de los agentes en
el sistema pero no en base a la relacion comercial (contratos) que existe entre
éstos.

» Tarifa punto a punto: Los pagos del sistema de transmision lo efectian
conjuntamente los generadores y consumidores del sistema, sin embargo, éstos
se determinan en funcién de la relacién comercial entre los agentes.

Componentes de costo:

Corresponde a la division del sistema de transmisién para la cual se segmenta el costo
total. Esta division se hace habitualmente en base a los niveles de tension del sistema 'y
sus areas eléctricas, relacionadas con el propésito de las instalaciones, su conectividad
eléctrica y estructura de propiedad. En la préactica, la implementacién de las componentes
de costo ha derivado en esquemas simples basados en una separacion Unicamente por
nivel tensibn o esquemas mas complejos que consideran los factores antes
mencionados. Debido al caracter ambiguo de la definicion de componentes de costo, es
usual que ésta la lleve a cabo algun ente regulador.

Componentes de tarifa:

Corresponde a la division de los costos de transmision para una componente de costo
y/o concepto de acceso dados, de acuerdo a los distintos elementos que conforman el
negocio de la transmision. Si bien es posible diferenciar cada aspecto del negocio en las
componentes de tarifa, es usual la separacion entre el pago a la inversiéon por un lado y
los costos de operacion, administracion y mantenimiento por otro. Este elemento basico
posee particular relevancia en sistemas donde se ha desarrollado el mercado de servicios
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complementarios, con lo cual es posible distinguirlos directamente dentro de los costos
de transmision.

Principio de uso de la red:

Corresponde a la metodologia basica para la identificacion del uso que un agente hace
de una componente de costo del sistema, para una componente de tarifa determinada.
Debido a que éste no es directo y evidente en los sistemas de transmision, se han
desarrollado multiples metodologias basadas en propiedades eléctricas, analisis
topoldgicos, teoria de juegos, etc. Es importante destacar sin embargo que el esquema
completo de tarificacion esta conformado por la definicion de los cuatro elementos
basicos recién descritos, pese a que el tema de mayor debate y mas extenso en la
literatura son las metodologias de identificacién de principio de uso.

2.3. Metodologias de tarificacion de la transmision

Dentro de las metodologias de tarificacion de la transmision se distinguen dos grandes
paradigmas; metodologias incrementales y por costos incurridos (embedded costs) [7].
Las primeras retribuyen al transmisor costos incrementales (variables) por las
transacciones llevadas a cabo en la red. Las metodologias por costos incurridos en tanto
asignan los costos fijos del sistema de transmision entre sus usuarios, diferenciando
aguellas basadas en la red y por identificacion de flujos. Adicionalmente se reconocen
aquellas metodologias que mezclan los dos paradigmas anteriores. Esta estructura
gueda representada en la Figura 2.

N
( Metodologias de
L Tarificacion

Combinacion

Metodologias Metodologias Metodologl'as. por
Incrementales Incrementales / Costos Costos Incurridos
Incurridos )

Basadas en la Red

Basados en Identificacion
de Flujos

e Estampillado e Método de Bialek

e Costo Incremental de

Corto Plazo
e Contract Path
e Costo Incremental de . MW Mile . F{iCtheS_t;Ie
Largo Plazo . MVA Mile Distribucion

e CMg de Corto Plazo
e CMg de Largo Plazo

Figura 2: Estructura de Metodologias de Tarificacion [7, p. 2]
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2.3.1. Costos Marginales de Corto Plazo

La aplicacion de la teoria marginalista en los sistemas eléctricos mediante modelos
multinodales (0 modelos uninodales con incorporacion de factores de penalizacion) da
origen a costos marginales en todos los nodos del sistema como consecuencia del
sistema de transmision y sus pérdidas. Uno de los principales efectos de esta situacion
es la generacion de un excedente econémico para el transmisor (conocido como Ingreso
Tarifario en Chile) en el proceso de compra y venta de energia y potencia en los extremos
de una linea de transmisién. Estos valores vienen dados por,

IT = IT'potencia + ITenergia
ITyotencia = jpf o Pipf
ITenergl'a = Ejp]E - EipiE

Donde,

Pj: Potencia retirada en el nodo j

P;: Potencia inyectada en el nodo i
pf: Precio nudo de potencia en barra j

pf: Precio nudo de potencia en barra i
Ej: Energia retirada en el nodo |

E;: Energia inyectada en el nodo i
pf: Precio nudo de energia en nodo j

plE: Precio nudo de energia en nodo i

El empleo exclusivo de esta metodologia como esquema de tarificacion de la transmision
posee sin embargo las siguientes desventajas:

= El valor total de los excedentes econdémicos percibidos por el transmisor es
variable y depende de las caracteristicas del sistema de transmision particular, sin
lograr ademas cubrir la totalidad de costos en los que incurre la empresa debido a
sus economias de escala, con recaudaciones tan solo del orden del 15% de los
costos totales [8].

= Como consecuencia de lo anterior, genera incentivos perversos en las empresas
transmisoras respecto a la inversion y mantenimiento de las instalaciones, debido
a que una linea que posea mayores pérdidas o se encuentre congestionada
tendera a elevar el excedente econdmico percibido [9].

Estrictamente esta metodologia no constituye un método de recaudacion de costos, dado
que es consecuencia de dar a los agentes del sistema sefales econOmicamente
eficientes en el corto plazo. Por lo anterior, es usual que este esquema se complemente
con alguna otra metodologia que permita recuperar el costo suplementario (denominado
Peaje en Chile).

12



2.3.2. Estampillado

La metodologia de estampillado proviene del sistema utilizado en correos, en el cual se
paga por el tamafio de la carta, pero no por el recorrido que ésta debe efectuar para llegar
a su destino. El supuesto detras de esta metodologia consiste en que los usuarios hacen
uso de la totalidad del sistema de transmision, por lo que sus pagos le conceden derecho
sobre éste sin importar la localizacion de los agentes.

Su aplicacion en la tarificacion de la transmision deriva factores de aporte por cada
usuario de acuerdo a algun escenario estipulado, tipicamente el momento de mayor
carga del sistema, aunque otros modelos de estampillado consideran energia anual
suministrada o consumida [3, p. 232]. El costo total a recuperar por la transmision se
multiplica entonces por los factores obtenidos para determinar el cargo por transmision a
cada usuario. Para el caso en que se utiliza el momento de mayor carga del sistema, el
valor a pagar por un usuario queda definido por la siguiente ecuacion [10],

Py
TC, = TC x ——

veak
Donde,

T C;: Costo asignado al usuario t
TC: Costos totales de transmision
P;: Potencia (producida o consumida) por el usuario t en el momento peak

Ppeai: Carga peak del sistema
Este método de tarificacion de sistemas de transmisidn posee las siguientes
caracteristicas,

e La simplicidad y transparencia de esta metodologia ha llevado a que sea
ampliamente utilizada en la tarificacion de la transmisién principalmente en paises
de la Unidn Europea donde los niveles de congestion son muy bajos y existe un
alto grado de enmallamiento de la red [11].

e Laausenciade flujos de potencia y estudios de identificacion de uso de los agentes
hace que la metodologia sea facilmente reproducible sin costos administrativos
importantes [12]. Adicionalmente, al estar basada en medidas simples del sistema
eléctrico, la estimacién de sus valores en el largo plazo presenta menor riesgo que
aguellas metodologias fuertemente dependientes de la operacion y topologia de
la red.

e Sin embargo, debido a esta omision de la operacion del sistema, el estampillado
tiende a enviar sefiales econdmicamente incorrectas e ineficientes respecto a la
localizacion de los actores. De esta forma, usuarios con instalaciones de iguales
caracteristicas pagarian o mismo por el sistema de transmision
independientemente de estar localizados cerca de sus suministros 0 consumos
segun sea el caso.
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e Araiz de lo anterior, desde la perspectiva en que un usuario debiera pagar por el
uso efectivo que hace del sistema de transmision, se dice que el estampillado
genera subsidiarios en el sistema que cubren los costos de aquellos agentes que
hacen un uso intensivo de €l [13].

2.3.3. Contract Path

La metodologia Contract Path se origina en los sistemas verticalmente integrados,
cuando los contratos eran poco comunes, como una solucion al uso que hacia un tercero
sobre el sistema de la empresa integrada. Se basa en que una transaccion de potencia
recorre una ruta fisica especifica (contract path) en el sistema de transmision entre el
punto de inyeccién y el punto de retiro la cual tipicamente es acordada entre las partes
involucradas. Posteriormente, parte o la totalidad de los costos son asignados al usuario.
Sus desventajas radican en que la potencia puede transmitirse por la red de una forma
totalmente distinta a la especificada en el contract path, por lo cual la metodologia ignora
la operacion real del sistema [14].

2.3.4. MW-Mile

La metodologia MW-Mile también conocida como Line-by-Line procura reflejar, en mayor
medida, el uso que hace un agente del sistema de transmision en la recoleccion de costos
totales frente a metodologias como el estampillado. Consiste en asignar costos de
transmision en funcién de la potencia transmitida y la distancia que recorre ésta. Para
ello, usualmente se llevan a cabo flujos de potencia DC en algun escenario base con el
cual se calculan los costos asignados a cada agente segun la siguiente ecuacion,

2k ek C LMW, i,
Yeer 2kek Ci LMWy i

TC, =TC *

Donde,

T C;: Costo asignado a la transaccion t

TC: Costos totales de transmision

Lj: Largo de lalinea k

Cy: Costo por MW por unidad de largo de linea k
MW, : Flujo en linea k por transaccion t

T: Conjunto de transacciones

K: Conjunto de lineas

Adicionalmente se han desarrollado mudltiples variantes del modelo principalmente
respecto de los cargos a los usuarios que causan flujos en direccion opuesta (counter-
flows). En la metodologia Absolute MW-Mile se calculan los cargos a los usuarios
independientemente de la direccion de los flujos. La metodologia Reverse MW-Mile en
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cambio compensa a aquellos usuarios que causan flujos en la direccién opuesta del flujo
neto, mientras que finalmente en la metodologia Zero Counter-Flow MW-Mile los flujos
en direccion opuesta no son considerados, por lo cual no se les carga ni compensa [10].

Una de las principales desventajas de esta metodologia, sin embargo, es que debido a
que las redes de transmision no son sistemas lineales, el caso base desde el cual se
deducen los cargos por transacciones, asi como el orden en que éstos son calculados
tiene importantes efectos en los valores finales obtenidos.

2.3.5. Factores de Distribucion

Generation Shift Distribution Factors (GSDFs)

Los factores GSDF se definen a través de un andlisis de sensibilidad e indican la
diferencia de flujo en cierta linea dado el cambio en inyeccion de un generador, por lo
cual se dice que estan basados en flujos incrementales. Para ello, se define un generador
en una barra de referencia que absorbe la misma magnitud de inyeccion del generador
en estudio, con la generacién, carga y pérdidas del sistema manteniéndose constantes.
La formulacion matematica de estos factores es [8],

APl—k = Al—k,g * AGg
AGy + AG, =0

Donde,

AP;_;.: Variacion de flujo de potencia activa en la linea I-k
Al_k,g: Factor GSDF para la linea I-k asociado al generador g

AGg: Variacion de generacion de generador g

AG,: Variacion de generacion de generador r (de referencia)

Adicionalmente, debido a la linealidad del sistema de ecuaciones expuesto, es posible
evaluar el cambio de flujo en una linea por el cambio de generacién del sistema, esto en

tanto la generacion iguale a la carga (generador de referencia absorbe cualquier
diferencia). De esta forma se tiene,

Apl—k = ZAl—k,g * AGg
g

Los factores GSDF poseen las siguientes caracteristicas,

e Dependen de la barra en que se ubique el generador de referencia, lo cual dificulta
un consenso en torno a su aplicacion.
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e Tras la determinacion de una barra de referencia, son independientes de las
condiciones de operacién del sistema y obedecen sélo a la topologia de la red.

e Poseen una interpretacion directa en el principio de uso que hace un agente de

una linea, reflejando la forma en que la potencia inyectada de un generador utiliza
esta linea para suministrar la demanda en el mercado.

Generalized Generation Distribution Factors (GGDFs)

Los factores GGDF son formulados sin la necesidad de recurrir a un generador de
referencia como ocurre con los factores GSDF, por lo cual suponen variacion de flujos
totales en la linea y no incrementales. La formulacion matematica de estos factores es,

Py = Z Dl—k,gGg
g

Donde,

P;_}: Flujo de potencia activa en la linea I-k
Dl_k,g: Factor GGDF en la linea |-k para el generador g

Gg: Generacion del generador g

Adicionalmente, es posible relacionar los factores GSDF y GGDF mediante la siguiente
ecuacion,

Di_yxg=A1_kg+ Di_kr
Donde,

Fiox = XpzrAi-kg * Gp
2.g Gg

Di_xr =

Generalized Load Distribution Factors (GLDFs)

Analogamente, es posible definir los factores GLDF para establecer el uso que hace
carga sobre una linea dada. Su formulacion matematica es,

Py = Z Cr—k,jL;
J
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Donde,

P;_;: Flujo de potencia activa en la linea I-k
C;_k,j: Factor GLDF en la linea |-k para la carga j

Lj: Consumo de la carga |

A su vez, es posible relacionarlos con los factores GSDF mediante,
Ci—k,j = Ci—kr — Al-k,;

Donde,

Fi_x — XjzrA1—kj * Lj

Ci—kr = Y L
J &

Tanto los factores GGDF como GLDF poseen las siguientes caracteristicas [6, pp. 457-
460],

e Son independientes de la barra de referencia escogida, lo cual supone una ventaja
frente a los factores GSDF.

e Son Unicos para una condicién de operacion dada del sistema.

e Presentan cambios ante distintas configuraciones de la red y sus parametros, asi
como también entre diferentes condiciones de operacion del sistema.

e Cuando el modelo para calcular los flujos originales se mantiene lineal, por

ejemplo, al no considerar pérdidas eléctricas, estos factores permanecen
invariantes ante escalamientos de consumos.
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2.3.6. Tabla comparativa de metodologias

Metodologia | Aplicacion e d.e Pagos basados en | Comentarios
Potencia
Potencia activa . Mognifgd de Depende del
Estampillado generada o ) po‘rencps fransadas supu.esfo que la
. e Promedio de costos totalidad del
consumida incurridos sistfema es utilizado
Depende del
Potencia activa ¢ Magnitud de supuesto que el
Conftract Path generada o - potencias transadas flujo de potencia
consumida e Costos incurridos recorre una ruta
especifica
¢ Mogm‘rt_.ud de Depende de las
Potencia activa DC, AC pOTenC'OS.TronSOdOS condiciones
. e Ruta seguida por la .
MW-Mile generada o (Usualmente potencia fransada operaciones
consumida DC) e Distancia recorrida por (;onfigurocién del
. sistfema)
la potencia fransada
Depende de
-Configuracion
Potencia activa del sistema
GSDF generada o DC e Flujos Incrementales -Barra de
consumida referencia
-Direccion de
flujos de potencia
. . Depende de las
GGDF Potencia activa DC o Flujos Totales condiciones
generada operacionales
Potencia activa . Depe.nQe de las
GLDF . DC ¢ Flujos Totales condiciones
consumida operacionales
| Folencia peie | —
Bialek DC, AC ¢ Flujos Totales condiciones
generodg © operacionales
consumida
Potencia activa
. reactiva . Depe.nQe de las
Kirschen Y DC, AC o Flujos Totales condiciones
generodg o operacionales
consumida

Tabla 1: Resumen de Principales Metodologias de Tarificacion [14, p.

18
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2.4. Tarificacion de la transmision en el mundo

2.4.1. Argentina

En Argentina opera un mercado eléctrico tipo pool de caracter obligatorio cuya red es
remunerada entre todos los usuarios (generadores y consumidores) en base a dos tipos
de cargo, un cargo variable y uno fijo [15]. El cargo variable se deriva de las pérdidas de
las lineas y la estructura nodal de la red generando un excedente entre barras. Se
identifican cargos variables por energia y potencia siendo estos anélogos a los ingresos
tarifarios definidos en Chile. El cargo fijo para cumplir con la cobertura de costos es
obtenido mediante la participacion marginal de cada agente bajo el concepto de area de
influencia.

2.4.2. Alemania

En Alemania las redes de transmision estan sometidos a un régimen de acceso abierto,
las cuales son remuneradas totalmente a cargo de las demandas bajo un esquema de
estampillado [16]. Estas pagan un cargo por utilizacion de la red (GUC en inglés) el cual
esta destinado a recuperar los costos de la infraestructura asociados a la transmision,
servicios complementarios, asi como las pérdidas en lineas. Estos cargos varian segun
voltaje y tiempo de utilizacion, pero no por la localizacién de las demandas.

2.4.3. Espana

El mercado eléctrico espafiol esta basado en contratos bilaterales con mercados diarios
e intradiarios. El cargo por el sistema de transmision, denominado tarifa de acceso, cubre
los costos regulados establecidos por la administracién. Estos no contemplan ningin
aspecto de localizaciéon (estampillado) y se encuentran asignados totalmente a las cargas
del sistema.

2.4.4. Estados Unidos: PJM

PJM es el mayor sistema eléctrico despachado centralizadamente en Estados Unidos
con la implementacion de mercado mayorista, de contratos bilaterales, derechos
financieros de transmision y servicios complementarios. Su red de transmision se define
de libre acceso con importantes costos de conexion impuestos a los generadores. El resto
de costos de la red son de cargo de los consumidores con cargos por uso (diferencias
nodales a causa de las pérdidas) y un cargo en base a la potencia demandada en el
momento de mayor carga del sistema.

2.4.5. Gran Bretafa

El mercado mayorista de Gran Bretafia es de tipo pool donde la mayoria de la energia es
transada bilateralmente entre generadores y consumidores. Su red de transmision es de
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acceso abierto y sus cargos contemplan aspectos de localizacién, siendo pagados por
generadores y demandas. Contempla un costo variable deducido de los costos
marginales de corto plazo y un cargo residual para generadores el cual se basa en su
maxima capacidad instalada mientras que para las cargas en el promedio de potencia
demandada durante una hora y media en el momento de mayor demanda del sistema.

2.4.6. Nueva Zelanda

El mercado eléctrico de Nueva Zelanda es de tipo pool de caracter voluntario, en el cual
esta permitido efectuar contratos bilaterales fisicos entre los agentes [11]. Sus costos
marginales son calculados cada media hora reflejando las pérdidas y congestiones del
sistema. Los cargos por el sistema de transmision contemplan una componente por
conexion a la red la cual es pagada tanto por generadores como consumidores.
Adicionalmente se identifican dos tipos de cargos, por interconexion el cual es pagado
por los consumidores cubriendo las redes principales de ambas islas y el cargo HVDC
(link en DC entre ambas islas) el cual es pagado integramente por los generadores de la
isla del sur.

2.5. Legislacion eléctrica y tarificacion de transmision en Chile

2.5.1. D.F.L. N°1/ 1982

El Decreto con Fuerza de Ley N°1 de 1982 [17], sent0 las bases de la estructura
competitiva que se instauraria en el sector eléctrico en el contexto de las privatizaciones
de empresas estatales como ENDESA y Chilectra realizadas durante este periodo.

Dentro de sus principales aspectos, su Articulo 81° estipulaba que,

“...La operacion de las instalaciones eléctricas de los concesionarios que operen interconectados
entre si, debera coordinarse con el fin de:

1.- Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico;

2.- Garantizar la operacion mas econdémica para el conjunto de las instalaciones del sistema
eléctrico;

3.- Garantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmisidon establecidos
mediante concesion...”

A su vez, en su Articulo 90° distinguia aquellos usuarios sometidos a fijacién de precios.

“...1.- Los suministros a usuarios finales cuya potencia conectada es inferior o igual a 2.000
kilowatts, ubicados en zonas de concesién de servicio publico de distribuciéon o que se conecten
mediante lineas de su propiedad o de terceros a las instalaciones de distribucion de la respectiva
concesionaria;

2.- Los suministros a usuarios finales de potencia conectada inferior o igual a

2.000 kilowatts, efectuados desde instalaciones de generacién o transporte de una empresa
eléctrica, en sistemas eléctricos de tamafio superior a 1.500 kilowatts en capacidad instalada de
generacion;

”
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Estos usuarios percibian un precio conformado por el precio nudo establecido en el punto
de conexion de las instalaciones de distribucibn mas un valor agregado de distribucion
(VAD). El primero consistia en un promedio en el tiempo de los costos marginales a nivel
de generacidn-transporte para usuarios permanentes de muy bajo riesgo, mientras que
el segundo representaba una fraccion de los costos medios en que incurre una empresa
distribuidora modelo, eficiente en su operacion.

Aquellos usuarios no sometidos a fijacion de precios podrian pactar libremente los valores
con sus suministradores, tanto empresas distribuidoras o generadoras, donde éstas
Gltimas realizarian transferencias de energia valorizada a costo marginal para dar
cumplimiento a sus contratos.

Esta estructura queda representada en la Figura 3.

Precio lilbre

CENTEO DE DESFACHOD Costo marginal de corto
ECQI\G."-;’HCQ DE CARGA plozo paro transferencios

I 3

Frecio de nudo

! Precio de nudo + WAD l
) J

Fequefios Feguefios
USUaNos USLIanos

Figura 3: Estructura Sistema Eléctrico Chileno D.F.L. N°1 /1982 [18]

En el contexto de un sistema eléctrico, donde la mayor parte de la generacion era
propiedad de ENDESA, duefia también de las principales lineas del sistema de
transmision, el D.F.L. N°1 de 1982 realiz6 Unicamente una diferenciacion entre
segmentos de generacion-transporte y distribucion, sin atribuirle un sentido propio a la
transmision. Consecuente con ello, solamente el Articulo 51° se refiere respecto a las
obligaciones de los propietarios de lineas eléctricas y de aquellos agentes que quieran
hacer uso de estas instalaciones.
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“Los propietarios de lineas eléctricas estaran obligados a permitir el uso de sus postes o torres
para el establecimiento de otras lineas eléctricas, y el uso de las demas instalaciones necesarias
para el paso de energia eléctrica, tales como lineas aéreas o subterraneas, subestaciones y obras
anexas.

Esta obligacion sélo es valida para aquellas lineas que hagan uso de servidumbres a que se
refiere el articulo 50° y las que usen bienes nacionales de uso publico como calles y vias publicas,
en su trazado. En caso de conflicto resolvera fundadamente la Superintendencia.

Quienes deseen hacer uso de esta servidumbre estaran obligados a observar las reglas
siguientes:

1.- Si las instalaciones y sus obras complementarias que deseen utilizar tuvieren capacidad
suficiente para soportar este uso adicional, el interesado en imponer este permiso debera
indemnizar al propietario de estas instalaciones, a prorrata de la capacidad de las obras que
efectivamente utilice.

2.- El interesado debera concurrir proporcionalmente a los gastos de mantencién y operacion de
las instalaciones que usen en comun;

”

De esta forma, el D.F.L. N°1 definia las primeras nociones respecto al acceso al sistema
de transmision por parte de otros agentes.

2.5.2. Ley 18.922

La ley 18.922 [19] del afio 1990 representd el primer cuerpo legal que le otorgaba al
transporte de la energia eléctrica un sentido econémico posibilitandole constituirse en un
negocio per se, lo cual fue visto asi por ENDESA transformando en 1993 la division de
transmision en la Compafiia Nacional de Transmision Eléctrica S.A. (Transelec) cuyos
ingresos provenian esencialmente del cobro de peajes [20].

La ley agreg0 al final del Articulo 51° del D.F.L. N°1 entre otros, los siguientes articulos,

Articulo 51° B.- Cuando una central generadora esté conectada a un sistema eléctrico cuyas
lineas y subestaciones en el area de influencia de la central pertenezcan a un tercero, se
entenderd que el propietario de la central hace uso efectivo de dichas instalaciones,
independientemente del lugar y de la forma en que se comercializan los aportes de potencia y
energia que aquélla efectla y, por consiguiente, debe pagar los correspondientes peajes a su
duefio.

Se entendera por area de influencia el conjunto de lineas, subestaciones y demas instalaciones
del sistema eléctrico, directa y necesariamente afectado por la inyeccion de potencia y energia
de una central generadora.

Articulo 51° C.- El uso a que se refiere el articulo anterior da derecho al propietario de las lineas
y subestaciones involucradas a percibir una retribucioén constituida por el ingreso tarifario, el peaje
béasico y, cuando corresponda, el peaje adicional.

El monto del peaje basico es la cantidad que resulta de sumar las anualidades correspondientes
a los costos de operacion, de mantenimiento y de inversion en las lineas, subestaciones y demas
instalaciones involucradas en un area de influencia, deducido el ingreso tarifario anual sefialado
en el inciso anterior.
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Articulo 51° D.- El pago de las anualidades del peaje basico dara derecho al propietario de la
central generadora a retirar electricidad, sin pagos adicionales, en todos los nudos del sistema
ubicados dentro de su &rea de influencia.

Articulo 51° E.- Si el propietario de la central desea retirar electricidad en otros nudos, diferentes
a los sefialados en el articulo 51° D, debera convenir peajes adicionales con el propietario de las
lineas y subestaciones involucradas.

Estos peajes se calcularan de la misma forma que el peaje bésico.

El pago de las anualidades correspondientes a peajes adicionales dara derecho al propietario de
la central a retirar electricidad en todos los nudos ubicados en las instalaciones involucradas.

”

Bajo esta estructura, el peaje basico apuntaba a remunerar aquellas instalaciones bajo
el &rea de influencia de la central las cuales se veian necesariamente afectadas por las
inyecciones de potencia y energia aun cuando el generador vendiera toda su produccion
al mercado spot. El pago por comercializacién, por su parte, aparecia bajo la figura de
los peajes adicionales, los cuales debian ser pagados cuando el generador establecia
contratos de suministro fuera de su area de influencia.

Si bien esta ley marco importantes avances en la distincion del segmento de transmision
y la forma y mecanismos de remunerarlo, no clarificaba suficientemente la definicién legal
del area de influencia, lo que generaba diversas interpretaciones en los acuerdos de
peaje. Esto causaba que las negociaciones bilaterales de peajes entre generadores y
propietarios del sistema de transmision terminaran usualmente recurriendo a las
comisiones arbitrales que definia esta ley ocasionando largos periodos de debate e
incertidumbre respecto a sus resultados, y paralelamente, derivando en fallos
sustancialmente diferentes para similares conjuntos de instalaciones [21]. Uno de los
casos mas emblematicos en el marco de esta ley fue la construccion por parte de la
empresa Colbun de una linea en 220kV desde el complejo Colbun a Santiago, en gran
parte paralela a la principal linea de transmision de 500kV de Transelec, debido a los
elevados peajes que pretendia cobrar esta empresa [22].

El conjunto de ambigtiedades de la ley 18.922 traia grandes dificultades a la totalidad del
sistema. Por una parte, el establecimiento de pagos de acuerdo a la ubicacién relativa
del generador respecto al consumo dio paso a nichos de mercado (al norte de Quillota 'y
sur de Charrua) lo cual tendia a dejar sin renta ciertas instalaciones de la red. Por el lado
del segmento de transmision, no existia incentivo a las inversiones dado que la ley no
estipulaba quien las financiaria, lo cual impactaba directamente sobre el sistema
generando congestiones relevantes aumentando los costos a los consumidores. Por el
lado del segmento de generacion, el nivel de incertidumbre y riesgo que generaba la
determinacién de los valores de peajes sumado al hecho que durante gran parte del
periodo en que estuvo vigente esta ley, el principal transmisor se encontraba integrado
con el mayor actor en generacion, dando a pie a incentivos perversos en la asignacion
de peajes, no promovia el ingreso de nuevos actores que compitieran con los existentes.
Este conjunto de factores, evidencié la necesidad de un nuevo cuerpo legal que definiera
con claridad los pagos por el sistema de transmision entre los agentes que hicieran uso
de él, asi como un método concreto de inversion en transmision.
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2.5.3. Ley 19.940 - Ley Corta |

El afio 2004 se promulgd la ley 19.940 [23], conocida como la Ley Corta |, luego de
distintas versiones que se sucedieron en el transcurso de su discusion desde la
introduccion del proyecto de ley el afio 2002.

La ley introdujo entre otros aspectos modificaciones al régimen de precios en los sistemas
medianos, asi como también un panel de expertos destinado a resolver las controversias
que se originaran en diversas materias regulatorias del sector eléctrico en plazos mas
acotados y evitando situaciones de arbitrajes. Sin embargo, su eje central lo constituyo
la regulacion de los sistemas de transporte de energia, con lo cual soluciond en gran
medida los problemas que se venian suscitando con la legislacién vigente hasta aquel
entonces.

Se determinaron tres segmentos de transmision, denominados sistemas de transmision
troncal, de subtransmisién y adicional. Estos segmentos se definieron como sigue.

“Articulo 71-2.- Cada sistema de transmisidon troncal estard constituido por las lineas y
subestaciones eléctricas que sean econémicamente eficientes y necesarias para posibilitar el
abastecimiento de la totalidad de la demanda del sistema eléctrico respectivo, bajo los diferentes
escenarios de disponibilidad de las instalaciones de generacion, incluyendo situaciones de
contingencia y falla, considerando las exigencias de calidad y seguridad de servicio establecidas
en la presente ley, los reglamentos y las normas técnicas. Las instalaciones pertenecientes a
cada uno de los tramos del sistema de transmision troncal deberan cumplir con las siguientes
caracteristicas:

a) Mostrar una variabilidad relevante en la magnitud y direccién de los flujos de potencia, como
resultado de abastecer en forma Optima una misma configuracién de demanda para diferentes
escenarios de disponibilidad del parque generador existente, considerando las restricciones
impuestas por el cumplimiento de las exigencias de calidad y seguridad de servicio, incluyendo
situaciones de contingencia y falla.

b) Tener una tension nominal igual o mayor a 220 kilovolts.

c¢) Que la magnitud de los flujos en estas lineas no esté determinada por el consumo de un nimero
reducido de consumidores.

d) Que los flujos en las lineas no sean atribuidos exclusivamente al consumo de un cliente, o a la
produccién de una central generadora o de un grupo reducido de centrales generadoras.

e) Que la linea tenga tramos con flujos bidireccionales relevantes.

“Articulo 71-3.- Cada sistema de subtransmision estara constituido por las lineas y subestaciones
eléctricas que, encontrandose interconectadas al sistema eléctrico respectivo, estan dispuestas
para el abastecimiento exclusivo de grupos de consumidores finales libres o regulados,
territorialmente identificables, que se encuentren en zonas de concesion de empresas
distribuidoras. Las instalaciones pertenecientes al sistema de subtransmision deberan cumplir
con las siguientes caracteristicas:

a) No calificar como instalaciones troncales segun lo establecido en el articulo 71-2.

b) Que los flujos en las lineas no sean atribuidos exclusivamente al consumo de un cliente, o a la
produccion de una central generadora o de un grupo reducido de centrales generadoras.

”

“Articulo 71-4.- Los sistemas de transmision adicional estaran constituidos por las instalaciones
de transmisién que, encontrandose interconectadas al sistema eléctrico respectivo, estan
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destinadas esencial y principalmente al suministro de energia eléctrica a usuarios no sometidos
a regulacion de precios, y por aquellas cuyo objeto principal es permitir a los generadores inyectar
su produccion al sistema eléctrico, sin que formen parte del sistema de transmisién troncal ni de
los sistemas de subtransmision.”

A su vez, la ley estipulaba que anualmente las instalaciones del sistema troncal debian
recaudar el Valor Anual de Transmisién por Tramo, fijado cada cuatro afios por el
Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion, definido como,

V.AT.T.=AV.[.+C.0.M.A.
Donde,

A.V.I.: Anualidad del Valor de Inversién (V.l.) definido como la suma de los costos de
adquisicion e instalacion de sus componentes, de acuerdo con valores de mercado.

C.0.M.A.: Costos anuales de Operacion, Mantenimiento y Administracion.

Por otro lado, establecia la realizacion del Estudio de Transmision Troncal, dirigido por la
CNE, el cual se llevaria a cabo cada cuatro afios conteniendo las siguientes materias,

Articulo 71-12.-

a) La identificacion de los sistemas troncales iniciales, sus alternativas de ampliaciones futuras y
el area de influencia comun correspondiente;

b) Las alternativas de nuevas obras de transmision troncal;

c) La calificacion de lineas existentes como nuevas troncales;

d) El A.V.l. y COMA por tramo de las instalaciones existentes calificadas como troncales, y el V.1.
referencial de las instalaciones a que se refieren las letras a) y b), y

e) La determinaciéon de las correspondientes formulas de indexacion y su forma de aplicacién
para los valores indicados en la letra d) anterior, a fin de mantener el valor real del A.V.l. y el
COMA durante el periodo de cuatro afios.

”

Con el objeto de percibir el Valor Anual de Transmisién por Tramo, las empresas
transmisoras cobrarian un peaje por tramo constituido por,

PEAJE qmo = V. A.T.T.— 1.T.,;
Donde,

I.T..+: Ingreso Tarifario Esperado por Tramo

Respecto a la asignacion de este peaje entre los usuarios, el Articulo 71-30 definia que,

“

D) En los tramos pertenecientes al &rea de influencia comun del sistema troncal, el pago del peaje
total de cada tramo se repartird conforme a lo siguiente:
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1.- Los propietarios de las centrales de generacién eléctrica financiaran el ochenta por ciento del
peaje total de los tramos pertenecientes al area de influencia comuan del sistema troncal, a prorrata
del uso esperado que sus inyecciones hacen de cada tramo.

2.- Las empresas que efectlen retiros financiaran el veinte por ciento restante del peaje total de
los tramos del &rea de influencia comuan del sistema troncal, a prorrata del uso esperado que sus
retiros hacen de cada tramo.

E) En los tramos del sistema troncal que no pertenezcan al area de influencia comun, el pago del
peaje total de cada tramo se asignhara de la siguiente forma:

1.- El pago final que le correspondera pagar a cada central generadora por el uso que hacen sus
inyecciones de los tramos no pertenecientes al area de influencia comun, sera igual al valor
esperado de los pagos determinados para cada escenario de operacion de acuerdo al punto 4
siguiente.

2.- El pago final que le corresponder& pagar a cada empresa que efectle retiros, por el uso que
hacen éstos de los tramos no pertenecientes al area de influencia comun, sera igual al valor
esperado de los pagos determinados para cada escenario de operacion de acuerdo al punto 5
siguiente.

3.- Paratodos los escenarios que se puedan dar en la operacion del sistema, considerando, entre
otros, hidrologias y niveles de demanda, se simulara el sentido del flujo de potencia en cada
tramo.

4.- En los tramos en que el sentido del flujo se dirija hacia el area de influencia comuan del sistema
de transmision troncal, el pago del peaje total del tramo, definido en el articulo 71-29, se asignara
a los propietarios de las centrales ubicadas aguas arriba de los flujos, a prorrata del uso que sus
inyecciones hacen del tramo, para dicho escenario.

5.- En los tramos en que el sentido del flujo no se dirija hacia el area de influencia comun del
sistema de transmisién troncal, el pago del peaje total del tramo se asignara a las empresas que
efectlien retiros aguas abajo del flujo, a prorrata del uso que sus retiros hacen del tramo, para
dicho escenario.

”

Donde el Area de Influencia (AIC) se definia como,

I3

C) Area de influencia com(n es el area, fijada para efectos de remuneracién del sistema troncal,
constituida por el conjunto minimo de instalaciones troncales entre dos nudos de dicho sistema,
en la que concurren, simultdneamente, las siguientes caracteristicas:

1.- Que entre dichos nudos se totalice al menos un setenta y cinco por ciento de la inyeccién total
de energia del sistema,;

2.- Que entre dichos nudos se totalice al menos un setenta y cinco por ciento de la demanda total
del sistema, y

3.- Que la densidad de la utilizacién, dada por el cuociente entre el porcentaje de inyecciones
dentro del area de influencia comun respecto de las inyecciones totales del sistema y el
porcentaje del V.I. de las instalaciones del area de influencia comun respecto del V.I. del total de
instalaciones del sistema troncal, sea maxima.

”

Finalmente, el Articulo 71-32 estipulaba que las prorratas de las empresas usuarias
sefaladas en las letras D y E se basaria en un analisis del uso esperado que las mismas
hagan del sistema de transmision troncal, el que sera realizado por el CDEC sobre la
base de modelos de simulacién y de participacion de flujos (Factores de Distribucién
GGDF, GLDF).

Las bases de esta estructura de tarificacion se presentan en la Figura 4.

26



L

Ingreso |::> Asignado a generadores en
farifario

base a costos marginales

Asignado a generadores y
cargas de acuerdo a beneficios

econdmicos
l ¥

Cargas Generadores

Asignacion de Asignacian de
acuerdo a acuerdo a
identificacian identificacion
de flujos, GLDF de flujos, GGDF
¥ ¥
Carga = 2MW: Carga = 2MW:
Asignacion diferenciada Cargo por estampillado

L

¥

Consumo (o su equivalente
en energia) mayor a 15MW,
asignacion de acuerdo a
identificacion de flujos, GLDF

Primeros (o su equivalente
en energial 15MW, cargo
por estfampillado

Figura 4: Estructura Tarificacién de Transmisién Ley Corta | [24]

Respecto a la expansion del sistema de transmision troncal, el Estudio de Transmisién
Troncal debia proponer planes de expansion del sistema para los cuatro afios siguientes,
los cuales se recogerian en el Informe Técnico que le correspondia emitir a la Comision
Nacional de Energia tras el estudio. Anualmente, la Direccion de Peajes del CDEC
analizaria la consistencia de los planes de expansion expuestos en el Informe Técnico
tras lo cual emitiria una propuesta a la CNE. Esta posteriormente publicaria el Plan de
Expansion del Sistema Troncal para los doce meses siguientes, el cual podia ser
discrepado por los interesados ante el Panel de Expertos, con lo que luego seria fijado
por decreto expedido a través del Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion.
Las construcciones de obras nuevas decretadas serian asignadas mediante procesos de
licitacidn, mientras que aquellas ampliaciones de instalaciones existentes tendrian el
caracter de construccion obligatoria para los propietarios de dichas instalaciones.
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2.5.4. Ley 20.018 - Ley Corta |l

La ley 20.018 [25] promulgada el afio 2005 conocida como Ley Corta Il, regula un nuevo
mecanismo de contratos entre generadores y distribuidoras con el fin de asegurar el
suministro a los clientes regulados. Surge tras los cortes de abastecimiento de gas natural
argentino que comenzaron a sucederse desde el afio 2002, generando una alta
incertidumbre en la estimacion de precios libres y regulados en el largo plazo [26], lo cual
finalmente derivé en que las licitaciones para clientes regulados comenzaran a quedar
desiertas por falta de ofertas.

La ley establece que los nuevos contratos de suministro entre generadores y
distribuidoras se llevaran a cabo en base a licitaciones en las cuales el precio pactado se
denomina “precio de nudo de largo plazo”, abandonando de esta forma los suministros a
precios de nudo definidos originalmente en el D.F.L. N°1 de 1982.

Dentro de sus articulos mas relevantes la ley estipula que,

"Articulo 79°-1.- Las concesionarias de servicio publico de distribucion deberan disponer
permanentemente del suministro de energia que, sumado a la capacidad propia de generacion,
les permita satisfacer el total del consumo proyectado de sus consumidores regulados para, a lo
menos, los proximos tres afios.

“Articulo 79°-4.- La licitacion se adjudicaré al oferente que ofrezca el menor precio de energia. En
el caso de que haya mas de un punto de abastecimiento, la forma de calcular el precio de energia
ofrecido seré la que indique el reglamento.

”

“Articulo 79°5.- En cada licitacién el valor maximo de las ofertas sera el equivalente al limite
superior de la banda definida en el articulo 101° ter, vigente al momento de la licitacién,
incrementado en el 20%. Si una licitacién fuere declarada desierta al momento de la apertura de
las ofertas de suministro, la concesionaria debera convocar a una nueva licitacion, la que debera
efectuarse dentro de los treinta dias siguientes a dicha declaracion. En este caso, el Consejo
Directivo de la Comision podra acordar, fundadamente, que el limite superior de la banda,
sefalado en el inciso anterior, sea incrementado en forma adicional, hasta en el 15%.

”

"Articulo 96° bis.- Los precios de energia y potencia obtenidos en las licitaciones reguladas en el
articulo 79°-1 y siguientes, llamados "precios de nudo de largo plazo", y sus férmulas de
indexacién, se incluirdn en el decreto contemplado en el articulo 103° que se dicte con
posterioridad al término de la licitacion respectiva.”

2.5.5. Ley 20.936

La ley 20.936 [27] promulgada el 11 de julio de 2016 nace en el contexto de la
interconexion de los sistemas interconectados central (SIC) y del norte grande (SING) a
concretarse tedricamente durante el afio 2017, denominado en su conjunto como Sistema
Eléctrico Nacional, buscando consolidar la transmision como un incentivo al desarrollo de
la generacion. Esta se divide en dos ejes principales. Por un lado, crea y regula al nuevo
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Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional establecido como el
continuador legal de los Centros de Despacho Econdémico de Carga, especificando sus
atribuciones y obligaciones. Por otro, reestructura completamente los sistemas de
transmision eléctrica definiendo un nuevo esquema de tarificacion basado en el
estampillado, cuyos principales aspectos se pasan a detallar a continuacion.

En primer lugar, define nuevos segmentos de transmision con caracteristicas analogas a
los sistemas de transmision troncal, de subtransmision y adicional establecidos en la ley
19.940 y adiciona dos segmentos adicionales. Estos son,

“Articulo 74°.- Definicion de Sistema de Transmision Nacional. El sistema de transmisién nacional
es aquel sistema que permite la conformacién de un mercado eléctrico comun, interconectando
los demés segmentos de la transmision, y estara constituido por las lineas y subestaciones
eléctricas que permiten el desarrollo de este mercado y posibilitan el abastecimiento de la
totalidad de la demanda del sistema eléctrico, frente a diferentes escenarios de disponibilidad de
las instalaciones de generacion, incluyendo situaciones de contingencia y falla, considerando las
exigencias de calidad y seguridad de servicio establecidas en la presente ley, los reglamentos y
las normas técnicas.”

“Articulo 75°.- Definicién de Sistema de Transmision para Polos de Desarrollo. Los sistemas de
transmisién para polos de desarrollo estaran constituidos por las lineas y subestaciones
eléctricas, destinadas a transportar la energia eléctrica producida por medios de generacion
ubicados en un mismo polo de desarrollo, hacia el sistema de transmision, haciendo un uso
eficiente del territorio nacional.”

“Articulo 76°.- Definicion de Sistemas de Transmision Dedicados. Los sistemas de transmision
dedicados estaran constituidos por las lineas y subestaciones eléctricas radiales, que
encontrandose interconectadas al sistema eléctrico, estan dispuestas esencialmente para el
suministro de energia eléctrica a usuarios no sometidos a regulacion de precios o para inyectar
la produccion de las centrales generadoras al sistema eléctrico.”

“Articulo 77°.- Definicion de Sistema de Transmision Zonal. Cada sistema de transmision zonal
estard constituido por las lineas y subestaciones eléctricas dispuestas esencialmente para el
abastecimiento actual o futuro de clientes regulados, territorialmente identificables, sin perjuicio
del uso por parte de clientes libres 0 medios de generacién conectados directamente o a través
de sistemas de transmision dedicada a dichos sistemas de transmisién.”

“Articulo 78°.- Definicibn de Sistema de Interconexion Internacional. Los sistemas de
interconexion internacional estardn constituidos por las lineas y subestaciones eléctricas
destinadas a transportar la energia eléctrica para efectos de posibilitar su exportacion o
importacion, desde y hacia los sistemas eléctricos ubicados en el territorio nacional. Los términos
y condiciones en que se efectuara dicho intercambio de energia se estableceran en el decreto
supremo a que hace referencia el articulo 82° y demas normativa aplicable.”

La calificacion de los segmentos de transmision precedentes a excepcion de los sistemas
de interconexion internacional, estard a cargo de la Comision Nacional de Energia los
cuales seran definidos mediante un Informe Técnico cuatrienalmente.

La ley contempla las mismas componentes de tarifa para los sistemas de transmision que
Su antecesora, estas son el A.V.l. y el C.O.M.A. las cuales sumadas representan el
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V.A.T.T., cuya determinacion se llevara a cabo mediante Estudios de Valorizacion de
Sistemas de Transmision, los cuales seran dirigidos y licitados por la CNE.

La remuneracion de los sistemas de transmision se basard en la metodologia de
estampillado a cargo Unicamente de la demanda, la cual cubrira el peaje por tramo
definido como la diferencia entre el V.A-T.T. y los ingresos tarifarios reales. La
determinacién de cargos por uso para los distintos segmentos se especifica en el Articulo
115° el cual estipula que,

“Pago de la Transmision. El pago de los sistemas de transmision nacional, zonal y de transmision
dedicada utilizada por parte de usuarios sometidos a regulacién de precios sera de cargo de los
consumidores finales libres y regulados, y se regira por las siguientes reglas:

a) El cargo por uso del sistema de transmision nacional se determinard en base a la diferencia
entre el 50% del valor anual de los tramos de transmision nacional y los ingresos tarifarios reales
disponibles del semestre anterior, de cada uno de dichos tramos, dividida por la suma de la
energia proyectada total a facturar a los suministros finales del sistema interconectado para el
mismo semestre;

b) El cargo por uso de cada sistema de transmision zonal se determinara en base a la diferencia
entre el 50% del valor anual de los tramos correspondientes y los ingresos tarifarios reales
disponibles del semestre anterior, dividida por la suma de la energia proyectada total a facturar a
los suministros finales en dicho sistema para el mismo semestre;

c) El cargo por uso de los sistemas de transmision dedicada utilizada por parte de consumidores
finales regulados se determinard en base a la diferencia entre el 50% del valor anual de la
transmision por tramo asignada y la proporcién de los ingresos tarifarios reales disponibles del
semestre anterior, dividida por la suma de la energia proyectada total a facturar a los suministros
finales en el sistema interconectado para el mismo semestre.

”

Respecto a la expansion del sistema de transmision, se elimina de este proceso el
Estudio de Transmision Troncal contemplado en la ley 19.940. La nueva metodologia
contempla que anualmente la Comision Nacional de Energia debera efectuar un proceso
de planificacion de la transmision con un horizonte de 20 afios, abarcando los segmentos
de transmision nacional, zonal, dedicado y de polos de desarrollo, tomando como base
la planificacion energética desarrollada por el Ministerio de Energia cada cinco afios (con
horizonte de 30 afios) y recogiendo las propuestas del Coordinador e instituciones
interesadas. Mediante la presentacion del Informe Técnico Definitivo por parte de la
Comision, el Ministerio de Energia mediante decreto exento expedido fijara las obras de
ampliacion de los sistemas de transmision que deban iniciar su proceso de licitacién en
los doce meses siguientes.

Finalmente, la ley dispone de una serie de articulos transitorios para hacer el traspaso
total de funciones al Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional, asi como
también para determinar la evolucion que tendra la metodologia actual de asignacion de
peajes para migrar completamente al estampillado al afio 2034. Estos son presentados y
analizados en detalle en secciones posteriores de esta memoria.
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2.6. Coordinacion hidrotérmica

El Sistema Interconectado Central y en un futuro proximo, el Sistema Interconectado
Nacional (SIC y SING), se caracteriza por tener un parque generador con centrales
hidraulicas de embalse capaces de almacenar agua y desplazar su uso en el tiempo,
inclusive con periodos interanuales, tal es el caso de las centrales asociadas al lago Laja.
A diferencia de un sistema eléctrico puramente térmico, en el cual su operacion
econOmica viene dada, en términos generales, por una programacion de acuerdo al
ordenamiento de los costos variables de sus centrales, en un sistema hidrotérmico, el
agua de las centrales de embalse posee un valor o costo de oportunidad, por lo cual su
operacion mas economica se obtiene mediante el uso éptimo en el tiempo de aquel
recurso, en el proceso que se conoce como coordinacion hidrotérmica.

Decision sobre Hidralogia Consecuencios
uso de embalse futura econdmicas

™ HOmeda ——» Conforme

Usar

L 5 Seca 4,[ Racionamiento ]

Estado
Inicial

I HUmeda —b[ Vertimiento ]

Almacenar

I Seca —» Conforme

Figura 5: El problema de la coordinacion hidrotérmica [6, p. 435]

El dilema, ilustrado en la Figura 5, se resume en que la utilizacién presente del agua
embalsada reduce los costos operativos actuales debido a la ausencia de costos
combustibles y al desplazamiento de generacién térmica, sin embargo ante eventuales
escenarios futuros de sequia en las cuencas que abastecen los embalses, el costo
operativo por el uso intensivo de centrales térmicas de alto valor o los costos asociados
a posibles racionamientos, pudiera significar que el costo total en el periodo en cuestion
sea mayor a aquel que se hubiese obtenido tras un uso mas conservador del agua. En el
caso opuesto, debido a las capacidades limitadas de los embalses de almacenar agua,
un uso excesivamente reducido de estas centrales pudiese derivar en que, ante
escenarios de intensas lluvias, sea necesario verter parte de sus reservas perdiendo de
esta forma energia a costo cero, aumentando los costos totales del periodo. Esta
situacion, en definitiva, se traduce en que existe una dependencia entre la decision
operativa inmediata y los costos operativos que se tendran en el futuro.
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Matematicamente, esto queda representado en la Figura 6, en la cual la funcién de costos
inmediatos (FCI) expresa los costos de generacion térmica para una etapa dada, mientras
que la funcion de costos futuros (FCF) refleja los costos del sistema por generacion
térmica desde el término de la etapa en cuestion hasta el fin del horizonte de estudio.
Como es evidente, la FCI es de tipo de creciente con respecto al volumen final de agua
almacenado en embalses dada la generacion hidraulica que se reserva mientras que la
FCF es de tipo decreciente respecto a esta variable debido a que el agua almacenada
servira para disminuir costos en el futuro. El punto 6ptimo por lo tanto se encuentra en
aguel volumen final de embalse que minimiza la suma de las funciones de costos
inmediatos y futuros. Adicionalmente, dado que los afluentes que alimentan los embalses
poseen un caracter estocastico, la FCF utilizada corresponde a una funcién de costos
futuros esperados de acuerdo a la modelacion que se haga de la incertidumbre
hidrologica.

A Costo[$]

FCI+FCFE

o
Viinal [Mm?)

Figura 6: Funciones de Costos Inmediatos y Futuros [6, p. 436]

La principal complejidad del problema consiste en la obtencion de la funcién de costos
futuros, cuyas resoluciones originales se basaron en la programacion dinamica
estocéstica con la cual se discretizaba el espacio de los volimenes finales, sin embargo,
debido a las dimensiones del problema, al aumentar el nimero de embalses la aplicacion
de este algoritmo se hacia inviable debido a los esfuerzos computacionales necesarios.
Actualmente, se ha implementado la programacién dindmica dual estocastica (PDDE)
cuyo algoritmo iterativo se compone esencialmente de una fase de simulaciéon (forward)
y otra de optimizacion (backward). En esta Ultima, bajo el supuesto que la FCF es
convexa por partes, se construye la funcién mediante cortes de Benders con los cuales
se procede a determinar el despacho de centrales en las fases de simulacion. La
estocasticidad de los afluentes en tanto es usualmente tratada desde dos perspectivas;
softwares tales como PLP u OSE2000 utilizan el registro historico de hidrologias para
ambas fases del algoritmo, mientas que programas como SDDP incorporan modelos
autoregresivos (AR) en la fase backward en los cuales las secuencias hidrolégicas se
construyen en base a valores pasados y correlaciones espaciales entre cuencas [28].
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2.7. Procedimiento calculo de participaciones CDEC-SIC

La metodologia implementada por el CDEC-SIC para la obtencion de peajes del sistema
de transmision troncal por parte de centrales y consumos se lleva a cabo mediante la
utilizacion de los modelos PLP, desarrollado por la empresa Colbin S.A. y CalcPEF,
desarrollado por la Direccion de Peajes del CDEC-SIC.

Ejecucion
Modelo PLP EntARc.xs / Participaciones
de centrales
Salida + Partficipaciones
de retiros

plpcen.csv Enfrada _ Ejecucion Salida " E‘u igj;gi
| plplincsy IModelo CalcPEF . Peaijes unitarios
de retiros

Cargos Unicos
por segmento,

\ entre otfros

Figura 7: Procedimiento célculo de peajes CDEC-SIC

Con el primero se resuelve la coordinacién hidrotérmica con un horizonte de planificacion
de diez afios, con la demanda agrupada en etapas semanales de seis blogues cada una
para el afio de estudio y mensuales para el resto y un sistema de transmision simplificado,
pero suficiente para evacuar la generacion de las centrales del SIC, obteniendo de esta
forma el despacho econdmico del parque generador y los flujos por las lineas de
transmision en los distintos escenarios hidrolégicos para el periodo de estudio [29].
Posteriormente, mediante el ingreso de los archivos plpcen.csv, plplin.csv de PLP y la
planilla EntAfio.xIs con la cual se especifican entre otras cosas la desagregacion del
consumo a nivel de distribucion, propietarios de instalaciones, pertenencia de lineas al
sistema de transmision troncal y Area de Influencia Comdn, y sentido de éstas, se
obtienen las participaciones de centrales y retiros y sus respectivos peajes, cargos Unicos
por segmento de carga y excepciones para MGNC.

Para la obtencion de resultados, el modelo CalcPEF considera, [30]

¢ Modelacion de flujos DC con aproximacion de pérdidas.

e Desagregacion del consumo hasta un nivel de tensién acorde a lo modelado en
las bases de calculo de las transferencias economicas de energia.

e Distribucion de flujos mejorada para lineas de transmision de tension menor o igual
a 110kV.

e Calculo de participacion esperada de centrales a partir de los factores GGDF-.

e Calculo de participacion esperada de retiros a partir de los factores GLDF.
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2.7.1. Calculo de patrticipaciones

El calculo de participaciones de centrales y retiros se realiza a partir de un conjunto de
escenarios los cuales quedan determinados por las condiciones hidrolégicas y los
bloques de demanda. De esta forma, en la primera fase de célculo se tienen tantos GGDF
por tramo (0 GLDF) como bloques, hidrologias y barras posea el sistema modelado [30,
p. 28].

Etapa Bloque Hidrologias
semana |
semana 2 Bloque 1 GGDF&I_;{
Enero Bloque 2 é EGGDF,;{‘EZ_;{
Semana 3 Bloque 3 GGDFi 3,
ARO Bloque 4 .
de Semana 4 Blogue 5 .
estudio . Bloque é

Febrero

Figura 8: Arbol de factores GGDF

Participacion esperada de centrales

a) Se calculan los factores GGDF en el escenario de operacion “e” (combinacion de
bloques e hidrologias), para cada barra “i” (ya sea troncal -b- o0 de generacion -c-) en cada
tramo “I-k” segun la siguiente expresion.

GGDF{_ = Af;_ + Dg ik

o X1 — Xgi

iLl-k — Xl B

)
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ZlbarAll k*Pg;

i#R

SV N

Donde,

A7 ,_y: Factor de distribucion de cambios en la inyeccion de potencia de la barra “i” en el

tramo “I-k”.
X, ;: Reactancia equivalente entre el nodo

y el nodo ‘i

Xy i: Reactancia equivalente entre el nodo “k” y el nodo ‘i

X .+ Reactancia equivalente entre el nodo “I’ y el nodo “k”.

F£ ;: Flujo de potencia en el tramo “I-k” en el escenario “e”.

Dy ,_x: Factor generalizado de distribucién de generacién de la barra de referencia del
sistema en el tramo “I-k” en el escenario “e”.
Pgl Potencia media inyectada por la central
R: Barra de referencia.

nbar: Namero total de barras del sistema modelado.

nr: Nimero total de retiros.

i” (en su barra) en el escenario “e”.

b) Posteriormente, los factores calculados son ajustados de acuerdo al signo del factor y
el sentido de flujo de la inyeccion, para lo cual las instalaciones troncales son clasificadas
dentro de alguna de las siguientes zonas,

e Norte
e Area de Influencia Comun
e Sur

De esta forma, el aporte al flujo de la linea “I-k” en la hidrologia “h” de una inyeccién “g”
en la etapa (bloque) “et” ubicado en la barra “b” queda definido, para cada una de las
zonas, como,

Zona Norte:
fGGDFIfg hk Ge%h si signo GGDF.S", = signo (flujo linea I-k) y
9 flujo se dirige al AIC y, barra de generacion
eth “b” pertenece a la zona Norte y, barra de
fg =9 generacion “b” esta ubicada al norte de la
linea I-k.
\ 0 en caso contrario.
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Zona Sur:

(GGDFESM « geth si signo GGDF; ;" = signo (flujo linea I-k) y
b=k g:b flujo se dirige al AIC y, barra de generacion
et,h _ ‘b” pertenece a la zona Sur y, barra de
fg = 1 generacion “b” esta ubicada al sur de la
linea I-k.
\ 0 en caso contrario.
AlC:
fGGDFbeg’hk " Ge%h si signo GGDFSY", = signo (flujo linea 1-k).
= g; ’
et,h __
fg " =1
\ 0 en caso contrario.
Donde,

GGDFbef’fk: Factor generalizado de distribucién de generacion de la barra “b” sobre el

tramo “I-k” en la hidrologia “h” y etapa “et”.
Get,h_

gb *
“‘h” y etapa “et”.

[Pt

Potencia inyectada por el generador “g”, conectado en la barra “b”, en la hidrologia

[T i}

c) Con el ajuste de factores precedente se calcula la participacion del generador “g” en el

tramo “I-k” en la hidrologia “h” y etapa “et” segun la expresion.

|GGDF,f§'f‘k * GE4M

t,h g.b
PETSY" =
g9.l-k ng <wnb et,h et,h
221 Lj=1 |GGDE 7 + G; |

d) Luego se calcula la participacion esperada por etapa como el promedio de la
participacion obtenida por hidrologia para dicha etapa, como,

1 t,h
PETSS = EE PET; ",
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Donde,

nh: Numero de hidrologias.

[{Pe ]

e) Finalmente, tanto las participaciones mensuales como anuales de la inyeccion “g” por
el tramo troncal “I-k” se calculan como un promedio de las participaciones esperadas por
etapa, ponderadas por la energia de cada etapa, como,

et 1(PE *Elnet)
ol 1E1net

PETg,l—k ==

Donde,

ne: Numero de etapas del periodo.
EIn®t: Energia inyectada en la etapa “et” del periodo.

Participacion esperada de retiros

El calculo de participaciones esperadas de retiros es analogo al célculo realizado para
las centrales con algunas adecuaciones.

[{Pegl)

a) Se calculan los factores GLDF en el escenario de operacion “e” (combinacion de
bloques e hidrologias), para cada barra “i” (ya sea troncal -b- o de retiro -c-) en cada
tramo “I-k” segun la siguiente expresion.

e Xii— Xii
il—k Xix
Ffy + anar Azz r * Pci
De — i#R
R, -k an PC

Donde,

A7 ,_x: Factor de distribucion de cambios en el retiro de potencia de la barra ‘" en el

tramo “I-k”.
X ;: Reactancia equivalente entre el nodo

“I” [

y el nodo ‘i

3

X} i+ Reactancia equivalente entre el nodo “k” y el nodo ‘i
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“l!!

X .+ Reactancia equivalente entre el nodo “I” y el nodo “k”.

[{Pgl)

F£ ;: Flujo de potencia en el tramo “I-k” en el escenario “e”.
Dg,_x: Factor generalizado de distribucién de consumo de la barra de referencia del
sistema en el tramo “I-k” en el escenario “e”.
Pc{: Potencia media retirada por el consumo
en la prevision de demanda.

R: Barra de referencia.

nbar: Nimero total de barras del sistema modelado.

nr: Nimero total de retiros.

“ ” “ ”

i” (en su barra) en el escenario “e” basada

b) Posteriormente, los factores calculados son ajustados de acuerdo al signo del factor y
el sentido de flujo del retiro, para lo cual las instalaciones troncales son clasificadas dentro
de alguna de las siguientes zonas,

e Norte
e Area de Influencia Comun
e Sur

De esta forma, el aporte al flujo de la linea “I-k” en la hidrologia “h” de un retiro “r’ en la
etapa (bloque) “et” ubicado en la barra “b” queda definido, para cada una de Ias zonas,
como,

Zona Norte:
fGLDF;i hk Re%h si signo GLDF; ", = signo (flujo linea I-k) y
" flujo se aleja del AIC y, barra de consumo
et,h “b” pertenece a la zona Norte y, barra de
fr =9 consumo “b” esta ubicada al norte de la
linea I-k.
\ 0 en caso contrario.
Zona Sur:
(GLDF bei hk Retl;h si signo GLDF; ", = signo (flujo linea I-k) y
" flujo se aleja del AIC y, barra de consumo
eth “b” pertenece a la zona Sur y, barra de
fr = 9 consumo “b” esta ubicada al sur de lalinea
I-Kk.
\ 0 en caso contrario.
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AIC:

(GLDF bet'; hk Retéh si signo GLDF%", = signo (flujo linea I-k).
T,
et,h __
fr =3
\ 0 en caso contrario.
Donde,

GLDFe'; hk' Factor generalizado de distribucién de consumo de la barra “b” sobre el

tramo “I-k” en la hidrologia “h” y etapa “et”.

t h 13 ” H r [ ”
be Potencia consumida por el retiro “r”, conectado en la barra “b”, en la hidrologia “h

y etapa “et”.

[ )

c) Con el ajuste de factores precedente se calcula la participacion del retiro “r” en el tramo

“l-k” en la hidrologia “h” y etapa “et” segun la expresion.

|GLDFY", « RES"

t,h t,h
X IGLDES, « RESM

th _
PETel K=

rl—

d) Luego se calcula la participacion esperada por etapa como el promedio de la
participacion obtenida por hidrologia para dicha etapa, como,

1
PETZL, = — ) PETE

Donde,

nh: Numero de hidrologias.

e) Finalmente, tanto las participaciones mensuales como anuales del retiro “r” por el tramo
troncal “I-k” se calculan como un promedio de las participaciones esperadas por etapa,
ponderadas por la energia de cada etapa, como,

ol 1(PE rl— k*Enet)

et
ei=1 EM

PETgy 1_x =

Donde,
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ne: Numero de etapas del periodo.
En®t: Energia consumida en la etapa “et” del periodo.

2.7.2. Prorratas por sistema de transmision troncal

De acuerdo a lo estipulado en la ley 19.940, el pago del peaje en los tramos
pertenecientes al Area de Influencia Comun le corresponde en un 80% a los generadores
y en un 20% a los retiros, en tanto el peaje de las lineas fuera de ésta es pagado tanto
por generadores y retiros de acuerdo a las condiciones de operacion presentadas

previamente.

De esta forma, las participaciones esperadas calculadas se ajustan de acuerdo a la
pertenencia al AIC como,

Prorratas de consumo

Prorrgy 1—x = 4

g

0,2

2jz1 PETRj1—k

Prorratas de generacion

Prorrggi-k = 4

’

\XjL1 PETRj1-k

0,8

Z;-lfl PETGj1—k

X7

n
j=1

PETgj -k

* PETgy 1k

* PETgy 1k

* PETGg,l—k

* PETGg,1-k
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pertenece al AIC.

si la instalaciéon troncal no
pertenece al AIC.

si la instalacion troncal
pertenece al AIC.

si la instalacion troncal no
pertenece al AIC.



3. Propuesta metodologica

En la Figura 9 se presenta la metodologia a utilizar en el desarrollo de la presente
memoria, cuyas etapas se pasan a detallar a continuacion.

Validacion
Informe Peajes
2017 CDEC-SIC

[ Base Flanes de Expansiaon Tx
0 . Catastro Proyectos Gx-Tx
[ ErnC J
Afio = 2017
ARo = Afio + 1
Obtencidn
Promatas afo en VATT Te o
Curso l l l
Determinacion Determinacion
Peqjes por Central =i Peagjes por framo
aflo en curso Qfio en CuUrso
NO

Aplicacion Modelacion
Articulos TransSitorios [ Articulos
Ley 20.936 Transitorios

Figura 9: Metodologia de trabajo
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La metodologia propuesta se compone esencialmente de tres etapas. Inicialmente se
realiza una proyeccion de los peajes del sistema de transmision troncal desde el afio
2017 al afio 2021 segun lo estipulado en la ley 19.940 conformando el caso base (sin ley
20.936) del estudio. En una segunda etapa se interpretan los articulos transitorios para
llevar a cabo su modelacion y aplicacion en la obtencion de peajes constituyendo el caso
alternativo (con ley 20.936). Finalmente se sensibiliza el calculo de peajes ante un
escenario de alta penetracion ERNC. El detalle de las actividades es el siguiente,

» Validaciéon Informe Peajes 2017 — CDEC-SIC

La herramienta a utilizar en el desarrollo de esta memoria consiste en la version
2.190omp del modelo PLP, la cual posee un médulo adicional de calculo de prorratas
por linea del sistema de transmision. Por ello, en una primera instancia se realiza para
el afio 2017 una validacion de los valores de prorratas obtenidos mediante el modelo
PLP frente a los presentados en el informe “Célculo de Peajes por el Sistema de
Transmision Troncal Afio 2017” del CDEC-SIC del 3 de junio de 2016, analizando la
coherencia de éstos y justificando debidamente las diferencias encontradas.

» Construcciéon bases PLP

Se prepara una base de simulacion actualizada para el modelo PLP haciendo especial
énfasis en los afios de interés para el estudio. Para ello se consultan los Planes de
Expansion del Sistema Troncal desde su version 2010-2011 a 2015-2016, disponibles
en la pagina web de la Comisién Nacional de Energia, asi como el Catastro de Nuevos
Proyectos Informados al CDEC-SIC al 05 de noviembre de 2016. Adicionalmente se
consideran otras fuentes tales como los resultados de la Licitacion de Suministro
Eléctrico de agosto de 2016 y los antecedentes del informe “Calculo de Peajes por el
Sistema de Transmision Troncal Afio 2017”. Los antecedentes de esta base se
encuentran en el Capitulo 4. Se genera ademas una base idéntica a la anterior, pero
con alta penetracibn ERNC cuyos detalles se presentan en la Seccion 4.9.

» Obtencidn prorratas afio en curso

Para cada afio y caso de estudio en curso se obtienen las prorratas mensuales de
generacion sobre los tramos del sistema de transmision troncal. Como se menciono
previamente, para ello se utiliza un médulo de calculo de prorratas presente en la
version 2.19omp de PLP, al cual se le introduce la pertenencia de las lineas al sistema
troncal y AIC, asi como la direccién de las lineas fuera de ella.

» Determinacion peajes por tramo afio en curso
Mediante los valores anuales de transmision por tramo disponibles en el Decreto 23T

que fija las instalaciones del sistema de transmisién troncal, el area de influencia
comun, el VATT y sus férmulas de indexacion, y los ingresos tarifarios de energia y
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potencia se calculan los peajes mensuales a pagar en el afio en curso. EI VATT total
a recuperar, indexado a enero de 2017, se compone de,

V. A T T-total = V A T T'D23T + V A T T-Lab.Ampl+ V A T T-Ampl+ V A T T'CER

V.A.T.T.p3r = VATT a remunerar segun el Decreto 23T ademas de aquel asociado
a nuevos tramos definidos en los decretos de derechos de explotacion.

V.A.T.T.Lap. amp1 = Anualidad de las labores de ampliacion dispuestas en el Decreto
23T vigentes solamente hasta el 31 de diciembre de 2019.

V.A.T.T.gmp; = VATT de las ampliaciones de los sistemas de transmision troncal cuya
valorizacion no se encuentra contenida en los VATT del Decreto 23T.

V.A.T.T.cgg = VATT de los CER presentes en las subestaciones Puerto Montt y
Cardones de acuerdo a la asignacién dispuesta en el Decreto 23T.

En cuanto a los ingresos tarifarios de energia, éstos son obtenidos directamente de
la simulacién en PLP, mientras que para los ingresos tarifarios de potencia se utilizan
los valores por tramo presentes en el Ultimo informe de peajes por el sistema de
transmision troncal de los CDEC para todo el horizonte de estudio.

Determinacion peajes por central afio en curso

A través de las prorratas de las centrales y los valores de peajes por tramo se procede
a calcular el pago de peajes por central y tramo correspondiente para cada mes del
afio en curso obteniendo los montos mensuales por empresa. Este proceso se ejecuta
hasta el afio 2021 almacenando los resultados de cada iteracion.

Modelacion articulos transitorios

Mediante el andlisis de los articulos transitorios de la ley 20.936, se definen aquellos
aspectos relevantes para la obtencion de peajes y sus interpretaciones para efectos
de esta memoria. El detalle de esta modelacion se encuentra en la Seccion 4.7.

Aplicacion articulos transitorios

Con la modelacion de los articulos transitorios se procede a su aplicacién en la
obtencién de peajes, almacenando los nuevos resultados.

Comparacion y analisis de peajes

Se analiza la proyeccion de peajes del caso base para las empresas de estudio
examinando la evolucién de éstos sin la entrada en vigencia de la ley 20.936.
Posteriormente, se efectian comparaciones en el tiempo de los peajes a pagar por
estas empresas exhibiendo los principales efectos de la nueva ley desde el periodo
en gue se aplican sus articulos transitorios, asi como los efectos del escenario con
alta penetracién ERNC.

43



3.1. Validacion Informe Peajes 2017 - CDEC-SIC

Para realizar las comparaciones entre los resultados obtenidos se preparé una base en
PLP con todos los antecedentes utilizados por el CDEC-SIC en el célculo de peajes del
afo 2017. EI médulo de prorratas a utilizar recoge el procedimiento de calculo presentado
en la Seccién 2.7 y se ejecuta posteriormente a la rutina habitual del PLP, una vez que
se tienen los despachos de centrales y flujos por las lineas del sistema de transmision.
Dado que sus calculos se efectian sobre una red simplificada, se pretende observar las
diferencias con respecto a los resultados obtenidos por el CDEC-SIC mediante el uso del
modelo CalcPEF. Para efectos de analizar una muestra representativa, se escogieron
lineas de las tres zonas del sistema de transmision troncal (Norte, AIC, Sur). Estas son,

Los Vilos — Nogales 220kV
Ancoa — Alto Jahuel 500kV
Colbun — Candelaria 220kV
Charrta — Mulchén 220kV

Los gréaficos expuestos a continuacién muestran las prorratas de generacioén obtenidas
por el modelo PLP y aquellas presentadas en el informe de peajes del CDEC-SIC para
aguellas centrales que se encontraron dentro de las diez con mayor participacion, en
alguno de los meses de 2017. Ademas, en aquellas lineas que no pertenecen al AIC, se
grafica en el eje secundario la prorrata total asignada al segmento de generacion.

3.1.1. Los Vilos — Nogales 220kV

Tramo Los Vilos - Nogales 220kV

90% 120%
80%
- 100%
70%
60% 80%
50%
L 60%
40%
30% I I 40%
20% 20%
I e ()
10% e e b B e . B B B = ==
- H H B =B = EEE BB N

Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219

Enero Febrero Marzo Abril Mayo Junio
mmmmm EQOLICA EL ARRAYAN mmmmm FOLICA LOS CURUROS EOLICA PUNTA PALMERAS mmmmmm EOLICA TALINAY ORIENTE
s EQOLICA TALINAY PONIENTE EOLICA TALTAL = [V EL ROMERO [V LUZ DEL NORTE
mmm— FV PELICANO mmmm GUACOLDA 1 mmmm GUACOLDA 2 s GUACOLDA 3
s GUACOLDA 4 s GUACOLDA 5 —e— Prorrata Gx

Gréfico 1: Prorratas de Gx, tramo Los Vilos — Nogales 220kV primer semestre
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Tramo Los Vilos - Nogales 220kV

90% 120%
80%

100%
70%
60% 80%
50%

60%
40%
30% 40%
20%

20%
" HE N O e e

o7 = o
Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V219
Julio Agosto Septiembre Octubre Noviembre Diciembre

mmm EOLICA EL ARRAYAN s EOLICA LOS CURUROS e EOLICA PUNTA PALMERAS — mmmmm EOLICA TALINAY ORIENTE
s EOLICA TALINAY PONIENTE s EOLICA TALTAL == FV EL ROMERO s F\/ LUZ DEL NORTE
mmmm FV PELICANO mmmm GUACOLDA 1 mmmm GUACOLDA 2 s GUACOLDA 3
s GUACOLDA 4 s GUACOLDA 5 —@— Prorrata Gx

Gréfico 2: Prorratas de Gx, tramo Los Vilos — Nogales 220kV segundo semestre

3.1.2. Ancoa — Alto Jahuel 500kV

Tramo Ancoa - Alto Jahuel 500kV

60%
50%
40%
30%
20%
10%
0%
Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219
Enero Febrero Marzo Abril Mayo Junio
# ANGOSTURA = ANTUCO #BOCAMINA mBOCAMINA2  mCANUTILLAR = COLBUN mEL TORO
B NUBLE B PANGUE m PEHUENCHE ERALCO mRUCUE B SANTA MARIA

Gréfico 3: Prorratas de Gx, tramo Ancoa — Alto Jahuel 500kV primer semestre
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Tramo Ancoa - Alto Jahuel 500kV
60%

50%
40%
30%
20%
10%

0%

Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219

Julio Agosto Septiembre Octubre Noviembre Diciembre
= ANGOSTURA m ANTUCO = BOCAMINA EBOCAMINA2  mCANUTILLAR u COLBUN mEL TORO
mNUBLE = PANGUE m PEHUENCHE mRALCO = RUCUE u SANTA MARIA

Gréfico 4: Prorratas de Gx, tramo Ancoa — Alto Jahuel 500kV segundo semestre

3.1.3. Colbun — Candelaria 220kV

Tramo ColbUn - Candelaria 220kV
60%

50%

40%

30%

20%

10% l
-

Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219

Enero Febrero Marzo Abril Mayo Junio

B ANGOSTURA ®mANTUCO =BOCAMINA mBOCAMINA 2 m CANUTILLAR = COLBUN EELTORO
EMACHICURA ®NUBLE B PANGUE EPEHUENCHE ®RALCO mRUCUE HSANTA MARIA

Gréfico 5: Prorratas de Gx, tramo Colbun — Candelaria 220kV primer semestre
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Tramo ColbUn - Candelaria 220kV

Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf.

PLP

CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219

Julio Agosto Septiembre Octubre Noviembre Diciembre

mANGOSTURA ®mANTUCO HBOCAMINA  mBOCAMINA 2 m CANUTILLAR = COLBUN mEL TORO
BMACHICURA mNUBLE B PANGUE mPEHUENCHE mRALCO HRUCUE HSANTA MARIA

Gréfico 6: Prorratas de Gx, tramo Colbun — Candelaria 220kV segundo semestre

3.1.4. Charrta — Mulchén 220kV

Tramo Charrda - Mulchén 220kV

90% 120%
80%
100%
70%
60% 80%
50%
60%
40%
30% 40%
20%
20%
10% .
0% 0%
Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP Inf. PLP
CDEC V2.19 CDEC V2.19 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219 CDEC V219
Enero Febrero Marzo Abril Mayo Junio
mmm ANGOSTURA mm CANUTILLAR s CAPULLO m— COLLIL s EOL RENAICO
s EOL SAN PEDRO | AUTARO | AUTARO 2 | [CAN m— P|LMAIQUEN
m— PULLINQUE s TRAPEN s VALDIVIA —e— Prorrata Gx

Gréfico 7: Prorratas de Gx, tramo Charrgia - Mulchén 220kV primer semestre

47



Tramo Charrda - Mulchén 220kV
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Grafico 8: Prorratas de Gx, tramo Charrla — Mulchén 220kV segundo semestre

3.1.5. Analisis

De acuerdo a lo informado por el CDEC-SIC, el despacho econdmico utilizado para el
calculo de peajes se obtiene mediante la versién 3.0 de PLP, la cual posee un tratamiento
distinto de la configuracion etapa-bloque del modelo. Mientras que en versiones
anteriores de PLP los volimenes de embalse eran traspasados entre bloques (que
corresponden a segmentos de carga ordenados por curva de duracién), la version 3.0
traspasa volumenes de embalse entre etapas, asimilando de mejor manera la cronologia
del periodo de estudio. Esto se traduce en que los despachos obtenidos por versiones
distintas de PLP presenten diferencias en las generaciones de embalses y aquellas
centrales que les compiten.

Respecto a los tramos pertenecientes al AIC; Ancoa — Alto Jahuel 500kV y Colbln —
Candelaria 220kV, las prorratas obtenidas entre ambos modelos son muy similares,
particularmente en la primera debido a la estabilidad del sentido de flujo de la linea
(transportando potencia a la zona centro la mayor parte del tiempo). Diferencias menores
se observan para las prorratas individuales de ciertos embalses, por ejemplo, para el caso
de abril donde El Toro y Colbun presentan una prorrata de 7,77% y 5,96% en el Informe
del CDEC-SIC, mientras que los valores obtenidos en PLP fueron de 4,23% y 9,46%
respectivamente, dando cuenta aparentemente que la deficiencia de prorrata de la central
El Toro es absorbida por la central Colbun. Dado que ambas centrales se encuentran al
sur de esta linea, estas diferencias obedecerian meramente a su despacho. Para el caso
de la linea Colbun — Candelaria 220kV, la conexién directa de la central Colbun a uno de
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los extremos de la linea hace que los efectos de su despacho sean mas evidentes en las
prorratas obtenidas. A su vez, la central El Toro presenté prorratas levemente mayores
en el Informe del CDEC para la mayoria de los meses del afio ocasionando que la suma
de las prorratas individuales de las centrales expuestas sea mayor que aquellas
calculadas en PLP.

Respecto a las lineas de transmision troncal fuera del AIC, éstas presentan diferencias
mas evidentes presumiblemente a causa del despacho economico. Por otro lado, la
utilizacion del modelo CalcPEF por parte del CDEC-SIC a través de la desagregacion del
consumo y la red hasta niveles de distribucion podria incidir directamente sobre el sentido
de flujo de una linea para ciertos escenarios de operacion modificando las participaciones
de ciertas centrales. Por ejemplo, para el caso norte, no se encuentran modeladas lineas
como Quillota — Choapa 110kV (que conecta con la subestacion Los Vilos). Para el caso
sur, el detalle de la red en 66kV en torno a la linea Charrda — Mulchén 220kV podria
generar algun efecto sobre las prorratas. Finalmente, la generacién de bloques utilizados
como input en el modelo PLP pudiese ser diferente entre la simulacién del CDEC-SIC y
la efectuada en Colban.

Para el tramo Los Vilos — Nogales 220kV se observan resultados similares para los meses
de marzo a junio y de octubre a noviembre. En los meses restantes, sin embargo, las
diferencias observadas en la prorrata total de generacién se encuentran totalmente
correlacionadas con la menor utilizacion del complejo Guacolda verificada en los
resultados de PLP. De esta forma, para los meses de enero y febrero que presentan
mayor diferencia, el complejo Guacolda posee una prorrata de 12,26% y 17,37% mayor
en el Informe del CDEC, situacién que se replica en menor medida para los meses de
junio, julio, agosto y diciembre. El Gnico caso inverso lo presentd el mes de septiembre
en que se obtuvo una diferencia de 7,25% mayor en PLP.

Finalmente, el tramo Charrda — Mulchén 220kV posee una alta dependencia del
despacho de la central Angostura, la cual inyecta en la subestacion Mulchén. Se observa
asi que las diferencias se encuentran correlacionadas a las prorratas de esta central y de
Canutillar, notando estos efectos en los meses de enero, septiembre y diciembre
principalmente. El resto de los meses en tanto presenta valores similares.

En resumen, los resultados expuestos mostraron diferencias para algunos meses del afio
de estudio sobre todo en aquellas lineas que no pertenecen al AIC, atribuibles en mayor
medida a los distintos despachos econdémicos obtenidos en ambas versiones de PLP. Sin
embargo, descartando estos meses particulares, las diferencias de prorratas individuales
no superan el 1%, con diferencias de prorrata total asignada a generacién que no
sobrepasan el 5%, por lo tanto, el médulo presente en la version 2.19omp reproduce de
forma razonable el procedimiento de célculo del CDEC-SIC, avalando su uso para una
proyeccion de peajes de mediano plazo.
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4. Antecedentes del sistema eléctrico simulado

A continuacion, se presentan los aspectos mas relevantes modelados en PLP para la
obtencién de los peajes por el sistema de transmision troncal, las interpretaciones y
modelacién del Articulo Transitorio 25° de la Ley 20.936, las estructuras de las empresas
estudiadas y los antecedentes del escenario ERNC considerado.

4.1. Demanda

La demanda utilizada, desagregada por sistema eléctrico y mes de cada afo, es la que
se presenta en la Tabla 2, la cual posee un ajuste respecto a las tasas de crecimiento
utilizadas por la CNE en su Informe de Fijacion de Precios de Nudo de Corto Plazo de
Abril 2016 [31].

- SIC SING ~ SIC SING Total
y\gle} Mes [GWh] (GWh] Total [GWh] ANO Mes [GWh] (GWh] [GWh]
Enero 4380,90 | 1581,17 5962,07 Enero 4945,23 1768,88 6714,10
Febrero 4021,26 1431,38 5452,63 Febrero 4486,52 1666,25 6152,77
Marzo 4548,13 | 1576,95 6125,08 Marzo 4961,90 1754,74 6716,64
Abril 4056,87 | 1529.83 5586,70 Abril 4614,84 1706,98 6321,82
Mayo 4326,29 | 1601,20 5927.,49 Mayo 4756,48 1780,87 6537,34
2017 Jurjio 4346,18 | 1543,15 5889,34 2020 Jurjio 4791,88 1724,60 6516,48
Julio 4468,68 | 1607,54 6076,23 Julio 4969,33 1780,22 6749,56
Agosto 4392,77 | 1591,83 5984,60 Agosto 4894,44 1761,26 6655,70
Septiembre | 4059,18 1444,13 5503,31 Septiembre 4525,31 1728,23 6253,54
Octubre 4224,01 1501,85 5725,87 Octubre 4800,58 1781,24 6581,82
Noviembre 4175,31 1468,90 5644,21 Noviembre 4673,35 1746,36 6419,72
Diciembre 4398,98 | 1522,08 5921,01 Diciembre 4942,30 1800,37 6742,66
Enero 4539,85 | 1622,94 6162,79 Enero 5104,54 1838,51 6943,05
Febrero 4146,45 | 1469,20 5615,65 Febrero 4630,03 1711,16 6341,19
Marzo 4531,74 | 1617,61 6149,34 Marzo 5196,60 1823,22 7019.,82
Albril 4240,78 | 1569.24 5810,02 Abril 4818,20 1773,93 6592,13
Mayo 4411,96 | 1646,22 6058,17 Mayo 4973,52 1850,20 6823,72
2018 Jurjio 4424,87 | 1583,19 6008,06 2021 Juhio 5002,86 1791,78 6794,64
Julio 4542,46 | 1649,67 6192,13 Julio 5172,45 1849,23 7021,68
Agosto 4535,70 | 1632,00 6167,70 Agosto 5127,66 1829.,51 6957,17
Septiembre | 4110,41 1584,55 5694,96 Septiembre 4718,72 1795,69 6514,41
Octubre 4484,21 164716 6131,36 Octubre 4987,14 1851,11 6838,25
Noviembre 4320,28 | 1610,03 5930,31 Noviembre 4873,26 1815,27 6688,53
Diciembre 4561,01 1668,20 6229,21 Diciembre 5164,21 1870,40 7034,61
Enero 4735,49 | 1690,64 6426,13 Enero 5318,70 1914,45 7233,15
Febrero 4324,45 | 1530,27 5854,72 Febrero 4824,34 1782,15 6606,49
Marzo 4742,07 | 1684,16 6426,23 Marzo 5414,76 1898,15 731291
Albril 4418,26 | 1633,01 6051,26 Abril 5020,18 1846,86 6867,03
Mayo 4605,90 | 171533 6321,23 Mayo 5181,97 1926,72 7108,69
2019 Junio 4587,40 | 1648,32 6235,72 2022 Junio 5212,83 1865,56 7078,39
Julio 4773,64 | 1718,22 6491,86 Julio 5389,59 1925,38 7314,97
Agosto 4714,63 | 1698,97 6413,59 Agosto 5342,82 1904,56 7247,38
Septiembre | 4295,42 | 1650,44 5945,85 Septiembre 4916,35 1869,95 6786,30
Octubre 4626,41 1715,62 6342,04 Octubre 5196,19 1927.,51 7123,69
Noviembre 4483,43 | 1676,83 6160,26 Noviembre 5077,61 1890,48 6968,10
Diciembre 4748,60 | 1738,20 6486,80 Diciembre 5380,96 1948,23 7329,19

Tabla 2: Demanda mensual por sistema eléctrico durante el periodo de estudio

50




4.2. Etapas y blogues

La configuraciéon de etapas y blogues para el calculo de peajes es aquella acorde con la
utilizada por el CDEC-SIC en su procedimiento expuesto en secciones previas. Esta
consiste en un mes compuesto por 4 etapas semanales, las cuales se subdividen en 6
bloques de carga; 2 de tipo dia y 4 tipo noche. Para aquellos meses fuera del periodo de
calculo de peajes se utilizé una configuracion de etapas mensuales compuestas por dos

blogues de carga; 1 de tipo dia y otro de tipo noche.

Afo de cdlculo de peqgjes

Ene Feb Mar

Abr May Jun Jul Ago Sept Oct Mo

Dic

Etapas

Bloques

Figura 10: Configuracién de etapas y blogues para afios de calculo de peajes

SEMmMaana Semana | Semana Semana
4

1 2 3

B3 | B4
(L) | (D)

4.3. Sistema de transmision troncal

El sistema troncal SING y SIC a remunerar se encuentra definido en el Decreto 23T [32],
el cual ademéas delimita el AIC y presenta los valores anuales de transmision por tramo
con sus respectivas indexaciones. Estos sistemas se presentan en las Figuras 11y 12.
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Figura 11: Sistema de Transmision Troncal SING
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Figura 12: Sistema de Transmision Troncal SIC

La valorizaciéon del sistema de transmision existente queda determinada a través de las
componentes de AVI y COMA definidas en
cuatrienalmente. A raiz de esto, las nuevas lineas u obras de ampliacién no contenidas
en el decreto, son valorizadas y asignadas a los tramos que corresponde, a medida que
éstas entran en operaciéon. Para efectos de las ampliaciones del sistema de transmision
troncal que entran en operacion durante el periodo de estudio, se considerd que no se
encontraban valorizadas en el Decreto 23T todas aquellas cuya ejecucion se ordeno
desde el Decreto 310 (Plan de Expansion 2012 — 2013) en adelante. El conjunto de obras
decretadas en los planes de expansion, asi como los VATT de los tramos existentes y

los decretos tarifarios publicados



futuros del sistema de transmision nacional se presentan en la Seccion A y B de Anexos
respectivamente.

4.3.1. Interconexion SIC-SING

La interconexion de los sistemas eléctricos SIC y SING, de acuerdo a los establecido en
el Decreto 23T, se llevara a cabo a través de la linea de 500 kV de la empresa TEN, que
une las subestaciones Cardones en el SIC con Los Changos en el SING, cuyo proposito
inicial consistia en conectar la unidad 3 de la Central Termoeléctrica Mejillones al SIC.
Ademas, en el Plan de Expansion del Sistema de Transmision Troncal 2014 — 2015, se
decreta la construccion de un conjunto de obras con el propdsito de reforzar el enlace,
las cuales entraran en operacion entre los afios 2018 y 2021. Las obras de interconexion
SIC — SING con sus respectivas fechas de entrada en operacion se presentan en la Tabla
3 mientras que el sistema unilineal del proyecto se presenta en la Figura 13.

Obra de Transmisidn Fecha de entrada en operacion
2x220 kV Los Changos — Cumbres ene-18
2x500 kV Cumbres — Nueva Cardones ene-18
2x750 MV A Bancos de Autotransformadores 500/220

ene-18
kV en S/E Los Changos
2x220 kV Los Changos — Kapatur jul-18
1x750 MV A Banco de Autrotransformadores 500/220
oct-20
kV en S/E Los Changos
2x750 MV A Bancos de Autotransformadores 500/220
oct-20
kV en S/E Nueva Crucero Encuentro
2x500 kV Los Changos — Nueva Crucero Encuentro oct-20
Tabla 3: Obras de Interconexion SIC-SING
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Figura 13: Proyecto de Interconexion SIC-SING [33]
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El Decreto 23T especifica que los sistemas se consideraran efectivamente
interconectados con la entrada en operacion de la linea 2x220 Los Changos — Kapatur,
tras lo cual el Area de Influencia Comun se redefine conformando el sistema de
transmision nacional expuesto en la Figura 14.
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Figura 14: Sistema de Transmision Nacional SIN
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4.4. Disponibilidad de Gas

La disponibilidad de gas natural utilizada para todo el horizonte de estudio es la que se
presenta en la Tabla 4.

Mes \ Cenfral I;gpo Nehuenco 1 Nehuenco 2 CIM-3 | Campesino | Tocopilla Kelar
ene-17 > abr-17 100% 100% 100% 0% 0% 100% 100%
may-17 >jun-17 100% 0% 100% 0% 0% 100% 100%
jul-17 > dic-17 100% 0% 0% 0% 0% 100% 100%
ene-18 > abr-18 100% 100% 100% 100% 0% 100% 100%
may-18 > dic-18 100% 0% 0% 100% 0% 100% 100%
ene-19 > abr-19 100% 0% 100% 100% 0% 100% 100%
may-19 >jun-19 100% 0% 0% 100% 0% 100% 100%
jul-19 > dic-19 100% 0% 0% 100% 100% 100% 100%
ene-20 > abr-20 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
may-20 > dic-20 100% 0% 0% 100% 100% 100% 100%
ene-21 > abr-21 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
may-21 > dic-21 100% 0% 0% 100% 100% 100% 100%

Tabla 4: Disponibilidad de Gas Natural

Con respecto a las centrales del SIC, para el caso de la central San Isidro, se considera
una disponibilidad total de gas natural para ambas unidades mientras que para las
unidades de la central Nehuenco, se consideran los contratos celebrados a la fecha hasta
el afo 2019. Ante la ausencia de contratos celebrados para el ailo 2020 y 2021, se
considera como supuesto la misma disponibilidad de gas natural del afio 2018. La unidad
CTM-3 de Engie es considerada con disponibilidad total de gas con su respectivo costo
variable desde que comienza a inyectar en el SIC. Adicionalmente, para la central
Campesino se considera una disponibilidad total de gas natural desde su entrada en
operacion estimada en julio de 2019, bajo la modalidad take or pay. Las centrales
consideradas sin disponibilidad de gas son las unidades de Nueva Renca, Quintero,
Candelaria y Taltal. En cuanto a las centrales del SING, no se considera disponibilidad
de gas natural para las unidades de Gas Atacama, mientras que para las unidades de la
central Termoeléctrica Tocopilla y Kelar, se considera una disponibilidad total a costo
variable de gas.

4.5. Parque generador y centrales futuras

El parque generador existente con sus respectivos costos variables se presenta en la
Seccion C de los Anexos. Las centrales que entran en operacion durante el periodo de
estudio en tanto, se presentan en la Tabla 5. Estas consisten en aquellas centrales
convencionales y ERNC declaradas en construccion informadas en los respectivos
decretos emitidos por la CNE, asi como también aquellas centrales con PPA adjudicado
de acuerdo a los dos Uultimos procesos de licitacibn de regulados con entrada
principalmente desde diciembre de 2020.
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, . Potencia Fecha de enfrada
Central Tecnologia Sistema -
[MW] en operacion
Cerro Pabelldn Geotérmica SING 48 dic-16
La Mina Hidrdulica SIC 34 ene-17
Rio Colorado Hidrdulica SIC 15 ene-17
San Juan Edlica SIC 185 ene-17
Valleland FV SIC 67 ene-17
Boco FV SIC 3 ene-17
Bolero FV SING 146 feb-17
Calama Solar 1 FV SING 9 feb-17
Quilagua | FV SING 23 mar-17
PV Cerro Dominador FV SING 100 abr-17
Dona Carmen FV SIC 40 abr-17
Malgarida FV SIC 28 abr-17
Pelicano FV SIC 100 abr-17
Cabo Leones | Edlica SIC 116 abr-17
Dona Carmen GNL - Diésel SIC 43 may-17
Pular FV SING 29 jun-17
Paruma FV SING 21 jun-17
Lascarl FV SING 30 jun-17
Lascarlll FV SING 35 jun-17
Cerro Dominador Termosolar SING 110 jun-17
Ancoa Hidrdulica SIC 27 jul-17
Divisadero FV SIC 65 ago-17
Arica Solar | FV SING 18 sep-17
Arica Solarll FV SING 22 sep-17
Huatacondo FV SING 98 sep-17
Usya FV SING 25 oct-17
Quilagualll FV SING 27 oct-17
Santiago Solar FV SIC 98 oct-17
Aconcagua GNL SIC 77 dic-17
Sarco Edlica SIC 170 dic-17
Aurora Edlica SIC 130 dic-17
CTM-3 SIC GNL SIC 243 ene-18
Guanaco Solar FV SIC 50 ene-18
Las Nieves Hidrdulica SIC 6 feb-18
IEM Carbén SING 356 feb-18
Quilaguallll FV SING 50 jun-18
Valle Solar FV SIN 74 ago-18
Los Céndores Hidrdulica SIN 150 ene-19
Nuble Hidrdulica SIN 136 jul-19
Campesino GNL SIN 640 jul-19
Las Lgjas Hidrdulica SIN 267 dic-19
Alfalfal Il Hidrdulica SIN 264 may-20
San Pedro Hidrdulica SIN 170 oct-20
Malleco Edlica SIN 211 dic-20
Negrete Edlica SIN 36 dic-20
Cabo Leones |l Edlica SIN 308 dic-20
Cabo Leones il Edlica SIN 47 dic-20
La Esperanza Edlica SIN 189 dic-20
Tchamma Edlica SIN 158 dic-20
Cerro Tigre Edlica SIN 166 dic-20
Caman Edlica SIN 229 dic-20
Ckani Edlica SIN 134 dic-20
Lomas de Duqueco Edlica SIN 33 dic-20
Coihue Edlica SIN 229 dic-20
OPDE FV SIN 12 dic-20
Pampa Camarones FV SIN 300 dic-21
Puelche Sur Edlica SIN 103 dic-21
Sol de Vallenar FV SIN 250 dic-21

Tabla 5: Centrales Futuras
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4.6. Modelacion centrales ERNC

La modelacion de centrales fotovoltaicas en PLP se lleva a cabo mediante perfiles
anuales de generacién en conjunto con el procedimiento dia noche. Con los primeros se
modelan las generaciones maximas de las centrales para los distintos meses del afio de
acuerdo al perfil normalizado presentado en el Gréfico 9, mientras que con el
procedimiento dia noche, se modela la indisponibilidad de este tipo de centrales en
aquellas horas sin presencia de sol. Esta configuracion de bloques dia noche se presento
en la Seccion 4.2.

Perfil Anual Normalizado Centrales FV
1.00

0.90
0.80
0.70
0.60
0.50
0.40
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0.20
0.10

oop — N EN N ER N = = = = = -

Grafico 9: Perfil Anual Centrales FV

Para el caso de las centrales edlicas, se utilizaron los perfiles mensuales estadisticos
empleados por el CDEC-SIC en su Informe de Calculo de Peajes 2017. Estos perfiles se
pueden encontrar en la Seccién D de Anexos.
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4.7. Articulo transitorio 25° — Ley 20.936

El articulo transitorio 25° establece las reglas del régimen de peajes de la transmision
nacional hasta el 2034, afio a partir del cual la transmision sera pagada integramente por
la demanda de acuerdo al modelo de estampillado. Las disposiciones de este articulo y
sus interpretaciones para efectos de esta memoria son las siguientes.

Disposiciones

“El régimen de recaudacion, pago y remuneracion de la
transmision nacional, se regira, en lo pertinente, por las
siguientes reglas desde la entrada en vigencia de la
presente ley hasta el 31 de diciembre de 2034:

A. Las instalaciones del sistema de transmision nacional
cuya fecha de entrada en operacion sefialada en los
decretos de expansién respectivos sea posterior al 31 de
diciembre del 2018 y las instalaciones asociadas a la
interconexion SIC-SING, seran integramente pagadas por
los clientes finales, a través del cargo Unico a que se refiere
el articulo 115° de esta ley.

B. En el periodo que medie entre la entrada en vigencia de
la presente ley y el 31 de diciembre de 2018, las normas
gue esta ley deroga en relacion al régimen de recaudacion,
pago y remuneracion se aplicaran integramente.

C. Las inyecciones provenientes de centrales generadoras
a partir del 1 de enero de 2019 se regiran por las reglas
permanentes contenidas en la presente ley, eximiéndose
del pago de peajes de transmisién, salvo las inyecciones
gue se sefialan en los literales siguientes.

D. Durante el periodo que medie entre el 1 de enero de
2019 y el 31 de diciembre de 2034, a los pagos por el
sistema de transmisién nacional por parte de las empresas
generadoras por sus inyecciones y retiros asociados a
contratos de suministro para clientes libres o regulados,
celebrados con anterioridad a la entrada en vigencia de la
presente ley, se le aplicaran las mismas reglas generales
de célculo del pago de la transmision troncal que esta ley
deroga, con las siguientes adecuaciones:

i. Los ingresos tarifarios esperados seran valorizados igual
a cero.

ii. Por su parte, los ingresos tarifarios reales de los tramos
del sistema de transmision nacional serdn descontados del
V.A.T.T. respectivo, estableciendo de este modo el peaje
mensual equivalente a cobrar sobre cada uno de los
tramos del sistema.

iii. Los pagos de peajes se mantendran en base al célculo
de participaciones esperadas, con los ajustes que sefiala
este articulo. Dicho céalculo para cada afio del periodo
comprendido entre el 1 de enero de 2019 y el 31 de
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Interpretaciones

P Instalaciones del sistema de transmision
nacional con entrada en operacion posterior al
31 de diciembre de 2018 e instalaciones
asociadas a la interconexiéon SIC-SING no
serén pagadas en ninguna proporcion por los
generadores.

» El calculo de peajes para el afio 2017 y
2018 se llevara a cabo mediante las reglas
dispuestas en la ley 19.940.

» Centrales generadoras con entrada en
operacion a partir del 1 de enero de 2019 y
contratos celebrados posteriormente a la
entrada en vigencia de esta ley se eximen del
pago de peajes de transmision.

» Agquellas empresas con contratos
celebrados previamente a la entrada en
vigencia de la ley 20.936 les corresponde el
pago de peajes de transmision segun las
adecuaciones posteriores.

» Eliminacion de ingresos tarifarios
estimados de acuerdo a sus valores
esperados. El peaje mensual se establece
como la diferencia entre el VATT y los
ingresos tarifarios reales.

» Utilizacion de metodologia de calculo de
participaciones esperadas mAas ajustes
sefialados a continuacion.



diciembre de 2034, se efectuard anualmente por el
Coordinador para todas las inyecciones y todos los retiros,
aplicandose dichas prorratas sobre el V.AT.T. de cada
tramo, descontando en su pago equivalente mensual el
ingreso tarifario real mensual segun corresponda.

iv. El Coordinador debera enviar a la Comision, antes del
30 de noviembre de cada afo, a partir de 2018, las
prorratas mensuales sobre uso esperado asignables a
inyecciones y retiros.

v. Para la determinacién del peaje mensual, con
independencia de las liquidaciones asociadas a las
transferencias instantaneas entre empresas generadoras,
se utilizara el ingreso tarifario real del segundo mes
anterior al cual se aplique. Dichos ingresos tarifarios
deberan estar disponibles a mas tardar el dia 1 del mes
anterior. Para dichos efectos, el ingreso tarifario real del
mes de enero de 2019 deber& estar determinado a mas
tardar durante la primera quincena de febrero del mismo
afo. Adicionalmente, en este periodo, y s6lo para los
primeros dos meses del afio 2019, los ingresos tarifarios
reales seran considerados con el valor cero, utilizando
para el céalculo del peaje del mes de marzo de 2019, el
ingreso tarifario real de enero de ese afio.

vi. En el periodo que medie entre el 1 de enero 2019 y el
31 de diciembre de 2034, se deberd considerar la
asignacion a la que se refiere el ordinal iii) del inciso
segundo del articulo 114° bis.

vii. El calculo del peaje de inyeccién se realizara
considerando todas las centrales, el que se ajustara
mensualmente y para cada afio del periodo transitorio por
los factores de ajuste contenidos en la siguiente tabla:

Afio Factores de ajuste de
pago por inyeccién
2019 100%
2020 95,52%
2021 88,28%
2022 81,19%
2023 76,88%
2024 67,69%
2025 54,98%
2026 50,93%
2027 44,70%
2028 39,65%
2029 36,89%
2030 33,80%
2031 16,50%
2032 13,46%
2033 12,90%
2034 0%

Tabla 6: Art. Trans. Ley 20.936 — Factores de ajuste de
pago por inyeccién

Con todo, s6lo estaran obligadas al pago del peaje, las
empresas sefialadas en el literal D. que inyecten energia,
hasta el valor resultante de multiplicar el peaje por
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» El célculo de la componente peaje del
VATT se obtiene mediante la diferencia entre
este Ultimo y los ingresos tarifarios reales del
segundo mes anterior a aquel a pagar.
Particularmente para los meses de enero y
febrero de 2019, los ingresos tarifarios reales
serdn considerados nulos, utilizando el
ingreso tarifario real del mes de enero para el
célculo de peajes de marzo de 2019.

» Independientemente de las eximiciones de
pago de peajes para aquellas centrales
definidas previamente, el calculo de peajes de
inyeccion se lleva a cabo considerando todas
las centrales, ajustando estos valores por los
factores presentados en la Tabla 6.

» Adicionalmente, para aquellas empresas
con contratos celebrados previamente a la



inyeccidn esperada, por el menor valor que resulte de
comparar uno y el cociente entre la energia retirada
esperada y la energia inyectada esperada, de los contratos
sefialados.

viii. Se eliminaran los cargos sefialados en los parrafos
primero y segundo de la letra a) del articulo 102° que esta
ley deroga.

ix. Se distinguiran dos grupos de clientes finales:

1. Clientes libores de empresas generadoras,
individualizados mediante resoluciébn exenta de la
Comisién, cuya energia contratada promedio anual es
superior o igual a 4.500 MWh.

2. Los demas clientes, libres o regulados.

Para los clientes individualizados en el numeral 1, se
considerard una prorrata individual, y se determinara su
pago de peajes, conforme a lo siguiente:

a) La suma de las prorratas individuales, aplicadas sobre
la reduccién de pago de los generadores sefialada
precedentemente, serd la que se indica en la tabla
siguiente

Afio Suma de prorratas de
Clientes Individualizados
2019 0,00%
2020 1,95%
2021 6,74%
2022 7,35%
2023 8,69%
2024 9,61%
2025 13,54%
2026 13,70%
2027 16,39%
2028 19,81%
2029 22,51%
2030 25,60%
2031 28,53%
2032 31,57%
2033 32,13%
2034 Régimen permanente

Tabla 7: Art. Trans. Ley 20.936 - Factores de ajuste
clientes individualizados

b) La aplicacién de la metodologia de pagos por retiros que
esta ley deroga sobre las instalaciones que corresponda,
considerando que las participaciones en el SIC asociadas
a retiros del SING, son iguales a cero y a su vez, a las
instalaciones que corresponda, considerando que las
participaciones en el SING asociadas a retiros del SIC son
iguales a cero.

c) Los cargos unicos aplicables de las nuevas obras de
trasmision nacional cuya fecha de entrada en operacion
sefialada en los decretos de expansién respectivos sea
posterior al 31 de diciembre del 2018 y las instalaciones
asociadas a la interconexion SIC-SING.

Para los clientes sefialados en el numeral 2, se
determinara un pago de peajes a través de un cargo Unico,
conforme a lo siguiente:
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vigencia de la ley 20.936, se multiplicara su
peaje de inyeccion esperada por un segundo
factor equivalente al menor valor entre uno y
el cociente entre la energia retirada esperada
y la energia inyectada esperada.

» Segmentacion de clientes finales. Clientes
individualizados por la CNE cuya energia
contratada promedio anual es superior o igual
a 4.500MWh.

» Para los clientes individualizados el peaje

estara conformado por:

e Parte del pago de peajes de inyeccion
segun los factores anuales dispuestos en
la Tabla 7.

e Pago por retiros individuales que
corresponda segun la metodologia de la
ley 19.940.

e Pago por cargo Unico por instalaciones
del sistema de transmisién nacional
eximidas de pago por inyecciones.



a) Su proporcién, sobre la reduccién de pago de los
generadores sefialada en este articulo, segun la siguiente
tabla:

Afo Clientes No Individualizados
2019 0,00%

2020 2,53%

2021 4,98%

2022 11,46%

2023 14,43%

2024 22,70%

2025 31,48%

2026 35,37%

2027 38,91%

2028 40,54%

2029 40,60%

2030 40,60%

2031 54,97%

2032 54,97%

2033 54,97%

2034 Régimen permanente

Tabla 8: Art. Trans. Ley 20.936 — Factores de ajuste
Clientes No Individualizados

b) La aplicacion de la metodologia de pagos por retiros que
esta ley deroga sobre las instalaciones que corresponda.
¢) Los cargos unicos aplicables de las nuevas obras de
trasmision nacional cuya fecha de entrada en operacion
sefialada en los decretos de expansidn respectivos sea
posterior al 31 de diciembre del 2018 y las instalaciones
asociadas a la interconexion SIC-SING.

X. Las exenciones de pagos de peaje asociadas a las
empresas a que hace referencia la letra C. de este articulo,
asi como también la exencion de peajes para las centrales
de medios de generacion renovables no convencionales
gue esta ley deroga, seran asumidas integramente por los
consumidores finales.

xi. Las instalaciones del sistema de transmisién troncal que
estan asociadas a la interconexion  SIC-SING
individualizadas en el decreto supremo N° 23 T,
promulgado el afio 2015 y publicado el afio 2016, y en el
decreto exento N° 158, promulgado y publicado el afio
2015, ambos del Ministerio de Energia, seran identificadas
e incorporadas en una resolucién exenta de la Comision.

xii. No sera aplicable lo establecido en el inciso quinto del
articulo 101° que esta ley deroga.

E. Para el periodo comprendido entre el 1 de enero de
2019 y el 31 de diciembre de 2034, los propietarios de las
centrales generadoras podran sujetarse a un mecanismo
de rebaja del peaje de inyeccién en forma proporcional a
la energia contratada con sus clientes finales, libres o
regulados. El mecanismo debera considerar lo siguiente:

i. Las empresas generadoras, distribuidoras y clientes
libres que tengan contratos de suministro vigentes al
momento de la publicaciéon de la presente ley, podran optar
por efectuar una modificacion a dichos contratos, que
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» Para los clientes no individualizados el

peaje estara conformado por:

o Parte del pago de peajes de inyeccién
segun los factores anuales dispuestos en
la Tabla 8.

e Pago por cargo Unico que corresponda
segun la metodologia de la ley 19.940.

e Pago por cargo Unico por instalaciones
del sistema de transmision nacional
eximidas de pago por inyecciones.

» Toda exencién de peajes que hubiere sera
asumida integramente por los consumidores
finales.

» Se establece un mecanismo de
modificacion de contratos, que requiere de la
voluntad de ambas partes involucradas, para
modificar el precio del contrato de suministro
a la vez que se exime a la empresa de los
peajes de inyeccién correspondiente.



tenga por objeto descontar el monto por el uso del sistema
de transmisidon nacional incorporado en el precio del
respectivo contrato de suministro, de manera tal de poder
acceder a la rebaja del pago de la transmisién asociada al
volumen de energia contratada. Para estos efectos, la
empresa generadora debera descontar del precio del
respectivo contrato de suministro un cargo equivalente por
transmision, CET, el que sera determinado por la
Comisién, de manera independiente para cada contrato
cuya empresa lo solicite. La metodologia para determinar
dicho cargo debera estar contenida en una resolucion
exenta que la Comision dicte al efecto. Una vez que la
Comision determine el valor del CET a descontar, la
empresa correspondiente debera presentar, para
aprobacion de la Comision, la modificacion del respectivo
contrato de suministro en la que se materialice el
descuento de dicho monto del precio total de la energia
establecida en el contrato. Esta modificacion contractual
debera ser suscrita con acuerdo de ambas partes.

La exencion del pago de peajes de inyeccién que resulte
de lo dispuesto en el inciso anterior modificara las prorratas
individuales de los clientes que suscriban estos acuerdos,
los que pasaran a conformar parte del grupo de los clientes
finales sefalados en el numeral 2., de conformidad a la
proporcién de energia considerada en dichos acuerdos.
Por tanto, la proporcién de su prorrata individual que
corresponda deberd adicionarse a los porcentajes
sefialados en la "Tabla Clientes no Individualizados"
precedente.

ii. Se establece el plazo de dos afios a contar de la
publicaciéon de la presente ley, para que las empresas
puedan ejercer la facultad que establece este literal. Sin
perjuicio de lo anterior, el cambio de régimen de pago se
aplicara de manera comun a partir del 1 de enero de 2019.
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4.7.1. Resumen

En la Figura 15 se expone la metodologia a aplicar de acuerdo a las disposiciones e
interpretaciones del articulo transitorio 25° recién presentado.

e Se determinan las participaciones

. esperadas considerando todas las
Cdlculo de b . .
o . centrales y lineas en el periodo de
Farficipaciones :
estudio.
Esperadas

e Se retiran del calculo de peajes de
inyeccion aquellas lineas
correspondientes a la interconexion
. . SIC-SING y aquellas instalaciones

Retiro de lineas e Lo .

stalociones de transmision nacional con entrada
comespondientes en operacion posterior al 1 de enero
de 2019. Todas estas instalaciones

se especifican en la Tabla 9.

L J

e Desde el afio 2019, el peaje a

Peaje por tramo Exirnicion de recuperar el mes n se calcula como
SEMEIIZER 237 | gl BTET EIMRET 25 la diferencia entre el VATT, los

VATT — ME(n-2} — P correspondientes . e . .
ingresos tarifarios de energia del

segundo mes anterior y los ingresos
tarifarios de potencia.

Exenciones e Aquellas centrales con fecha de
Peajes por central * . MGNC entrada en operaciéon posterior al 1
Foctor Transitoric Anual asumidas por la de enero de 2019 y contratos
demaonda

celebrados posteriormente a la
vigencia de la ley 20.936 se eximen
del pago de peajes de inyeccion.
¥ Para el caso de centrales nuevas de
- . empresas con contratos celebrados
eﬁﬁj é’g{]eg:fgf;? previamente a la entrada en vigencia

de la ley, tales como San Pedro de
Colbun y Los Condores de Enel, se
Figura 15: Metodologia Articulos Transitorios consideran eximidas del pago de
peajes de inyeccion.

e El peaje a pagar mensualmente por cada central, se multiplica por el factor transitorio
correspondiente al afilo en curso presentado en la Tabla 6.

e Las exenciones de peajes por parte de MGNC son asumidas por la demanda por lo

gue no se prorratean entre las empresas generadoras de acuerdo a la metodologia
de la ley 19.940.
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El monto total por peajes de inyeccion para cada empresa de estudio, se multiplica
por el menor valor entre uno y el cociente entre la energia retirada y la energia
inyectada para el mes en curso. Los valores de energia retirada mensual por empresa
son obtenidos mediante la proyeccion de los perfiles anuales de retiro del afio 2016
de todos los contratos vigentes, mientras que los valores de energia inyectada por
empresa corresponden a las salidas del despacho simulado en PLP de sus
respectivas centrales. Para el caso de las centrales nuevas de empresas con
contratos celebrados previamente a la entrada en vigencia de la ley 20.936, no se
considera su energia inyectada bajo el supuesto que ésta fue previamente eximida de
los peajes de inyeccion dado que su energia se encuentra destinada a suplir nuevos
contratos de suministro. El conjunto de contratos para todas las empresas estudiadas
se puede encontrar en la Seccion E de Anexos.

Obra de Transmision Clasificacion

2x500 kV Los Changos — Cumbres

2x500 kV Cumbres — Nueva Cardones

2x750 MV A Bancos de Autotransformadores 500/220 kV en S/E Los Changos

2x220 kV Los Changos — Kapatur Interconexion
1x750 MVA Banco de Autotransformadores 500/220 kV en S/E Los Changos SIC - SING
2x750 MV A Bancos de Autotransformadores 500/220 kV en S/E Nueva Crucero

Encuentro

2x500 kV Los Changos — Nueva Crucero Encuentro

2x220 kV Cerro Navia — Lo Aguirre

2x500 kV Pichirropulli — Puerto Montt energizada en 220 kV

2do Banco de Autotransformadores 500/220 kV 750 MVA en Nueva Cardones

2do Banco de Autotransformadores 500/220 kV 750 MVA en Nueva Maitencillo

2do Banco de Autotransformadores 500/220 kV 750 MVA en Nueva Pan de
AzUcar

2x220 kV Nueva Maitencillo — Punta Colorada — Nueva Pan de Azdcar

2x220 kV Nueva Pozo AImonte — Pozo Almonte tendido 1er circuito

2x220 kV Nueva Pozo Aimonte — Céndores tendido 1er circuito

2x220 kV Nueva Pozo Aimonte — Parinacota tendido 1er circuito

Extensién linea 2x220 kV Crucero — Lagunas para reubicacion de conexiones
desde S/E Crucero a S/E Nueva Crucero Encuentro

Ampliacién de conexiones al interior de la S/E Crucero para la reubicacién a S/E
Nueva Crucero Encuentro Instalaciones

Ampliacién S/E Nueva Crucero Encuentro con enfrada en

S/E Nueva Pozo Almonte ..
operacion

Seccionamiento de la linea 2x220 kV Cardones — Carrera Pinto — Diego de
Almagro y Cambio de configuracion en S/E San Andrés 220 kV desde 2019

Ampliacién S/E Nueva Maitencillo 220 kV

Ampliacién S/E Punta Colorada 220 kV

Ampliacién S/E Nueva Pan de AzUcar 220 kV

Seccionamiento del segundo circuito de la linea Pan de AzUcar - Las Palmas
2x220kV en S/E Don Goyo

Seccionamiento del primer circuito de la linea Pan de AzUcar - Las Palmas
2x220kV en S/E La Cebada

Normalizacion pano J12 en S/E Polpaico 220 kV y Normalizacion en S/E Los
Maquis 220 kV

Seccionamiento del segundo circuito de la linea Polpaico - Lo Aguirre 2x500kV en
S/E Lo Aguirre 500kV

Normalizacion en S/E Dugueco

S/E Seccionadora Nueva Lampa 220 kV

Tabla 9: Instalaciones de transmision pagadas en su totalidad por clientes finales
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Adicionalmente se ha hecho el supuesto que ninguna empresa generadora suscribe
la modificacion de contratos que tiene por objeto disminuir sus peajes de
transmision, segun lo dispuesto en los incisos finales del articulo transitorio 25°.

4.8. Empresas de estudio

De acuerdo a lo indicado, el efecto de la nueva ley se evaluara para las cuatro principales
empresas generadoras de Chile, por lo que a continuacion se presentan sus estructuras
con sus respectivas filiales y sus centrales para efectos del célculo de peajes.

4.8.1. AES Gener

AES GENER
I
, [ , [ 1 , 1 ‘
Empresa Eléctrica Empresa Eléctrica
AES Gener S.A. Cochrane SpA [ Angamos S.A. Norgener S.A.
Andes Solar Cochrane Angamos Norgener
Figura 16: Empresas AES GENER SING
AES GENER
[ I I I I I p 1
AES Geners.A.| [ Empresa ) (- Empresa Empresa Empresa Alto
Eléctrica Eléctrica Eléctrica Eléctrica Maipo
Santiago Guacolda Campiche Ventanas SPA
S.A. S.A. S.A. S.A.
Alfalfal | | | |
Ventanas Alfalfal Il
Qultehues Guacolda Campiche Nueva Las Lajas
Maitenes Renca Ventanas —_—
Volcdn Nueva
Ventanas Revnigﬁ,rolgos
Logu[‘gjg erde Santa Lidia
—

Figura 17: Empresas AES GENER SIC
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4.8.2. Colbun

COLBUN
|

[

| | |

|

Colbun S.A. ]

)

Angostura
Canutillar
Colbun
Machicura
San Clemente
Quilleco
Chiburgo
Chacabuquito
Rucue
San Ignacio
Juncal
Juncalito
Blanco
Los Quilos
La Mina
San Pedro
Los Pinos Santa
Maria

—

4.8.3. Enel

Emprgso Rio

EIec’rnc;o Tranquilo

Industrial SA
S.A. o

Antilhue S.A.

Termoeléctrica

Termoeléctrica

Nehuenco S.A.

Carena Hornitos Antilhue

Figura 18: Empresas COLBUN SIC

ENEL

[ Gas Atacama S.A ]

Atacama
Tarapacd

Figura 19: Empresas ENEL SING
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Nehuenco



ENEL

I

Enel Generacion
S.A.

( Abanico \
Antuco
Bocamina
Cipreses
Diego de
Almagro El Toro
Huasco
Isla
Los Molles
Palmucho
Quintero
Ralco
Rapel
Sauzal
Sauzalito
Taltal
Ojos de Agua
Pangue
San Isidro |l
Los Céndores

\_ EdlicaCanela )

4.8.4. Engie

Empresa Eléctrica
Pehuenche S.A.

Curillinque

Loma Alta
Pehuenche

Figura 20: Empresas ENEL SIC

ENGIE

l

|

[ Gas Atacama S.A. ]

San Isidro |

Engie S.A

Chapiquina
Arica
Iquique
Mejillones
Tocopilla
Tamaya
Pampa Camarones
El Aguila

Central Termoeléctrica
Andinca S.A.

Andina

Inversiones Hornitos S.A.

Hornitos

Figura 21: Empresas ENGIE SING

67



ENGIE

Edlica Monte Redondo S.A.

Edlica Monte Redondo
Lajal

Figura 22: Empresas ENGIE SIC
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4.9. Escenario ERNC

De acuerdo a lo estipulado en la Metodologia presentada en el Capitulo 3, se define un
escenario de alta penetracion de centrales de tipo renovables no convencionales, para
realizar un analisis de sensibilidad respecto a su nivel de capacidad instalada. Debido a
los tiempos de estudio y construccion que conlleva un proyecto de estas caracteristicas,
se determinaron sus fechas de entrada en operacion a partir de enero de 2019,
manteniendo el parque generador presentado en la Seccién 4.5. Respecto a las
tecnologias, fueron consideradas las centrales ERNC de tecnologias mas comunes en la
actualidad, es decir, edlicas y fotovoltaicas, con las fechas de entrada y potencias
presentadas en las Tablas 10 y 11 respectivamente. Finalmente, la modelacion de estas
centrales edlicas se llevo a cabo mediante la limitacion de la potencia maxima de acuerdo
a los factores de planta presentados, mientras que las centrales fotovoltaicas fueron
modeladas de igual manera que las existentes; mediante el procedimiento dia-noche y la
aplicacion de un perfil anual normalizado de potencia maxima.

Fecha de
Centrall Tecnologia enfrada en Potencia [MW] f.p.

operacion
Eol_PCOLORADA Edlica ene-19 300 35%
Eol_LPALMAS Edlica abr-19 300 35%
Eol_TALTAL Edlica jul-19 300 35%
Eol_CHARRUA Edlica oct-19 300 35%
Eol_CHILOE Edlica ene-20 300 35%
Eol_ENCUENTRO Edlica abr-20 300 35%
Eol_PCOLORADA Edlica jul-20 300 35%
Eol_CHARRUA Edlica oct-20 300 35%
Eol_ MAITENCILLO Edlica ene-21 300 35%
Eol_LPALMAS Edlica abr-21 300 35%
Eol_CHILOE Edlica jul-21 300 35%
Eol_LPALMAS Edlica oct-21 300 35%

Tabla 10: Centrales Edlicas - Escenario ERNC

Cenfral Tecnologia feeie e enfrrlodo en Potencia [MW]
operacion

FV_CARDONES Fotovoltaica feb-19 150
FV_ENCUENTRO Fotovoltaica may-19 150
FV_DALMAGRO Fotovoltaica ago-19 150
FV_QUILLOTA Fotovoltaica nov-19 150
FV_PALMONTE Fotovoltaica feb-20 150
FV_LVILOS Fotovoltaica may-20 150
FV_ENCUENTRO Fotovoltaica ago-20 150
FV_DALMAGRO Fotovoltaica nov-20 150
FV_QUILLOTA Fotovoltaica feb-21 150
FV_LVILOS Fotovoltaica may-21 150
FV_PAZUCAR Fotovoltaica ago-21 150
FV_ENCUENTRO Fotovoltaica nov-21 150

Tabla 11: Centrales Fotovoltaicas - Escenario ERNC
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5. Resultados y analisis

A continuacion, se presentan los resultados obtenidos, exponiendo inicialmente la
valorizacion del sistema de transmision nacional, cuyos montos se deben recuperar
mensualmente independientemente del régimen de pago al que se encuentren afectos
los actores del sistema eléctrico. Posteriormente, se presenta la proyeccién del caso base
(Ley 19.940) para las cuatro empresas estudiadas, para luego exhibir los impactos del
nuevo régimen de pago (Ley 20.936) examinando el escenario con alta penetracion
ERNC. Finalmente, se lleva a cabo una estimacion del aumento del precio de la energia
por concepto de transmision para los consumidores finales.

5.1. Valorizacion del Sistema de Transmisidon Nacional

El Grafico 10 presenta la valorizacion de los sistemas de transmision troncal del SIC y
SING, y la del sistema de transmision nacional desde su interconexion en julio del 2018,
indexados a enero de 2017. Estos valores corresponden a los montos mensuales a
recuperar por las empresas transmisoras entre los ingresos tarifarios y los peajes.

Valorizacion del Sistema de Transmisidon Nacional [MUSD]
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Gréfico 10: Valorizaciéon del Sistema de Transmisiéon Nacional

De acuerdo a lo presentado en el capitulo de Metodologia, el valor total mensual a
recuperar se calcula en base a cuatro componentes; un VATT de tramos segun el Decreto
23T (ademas de aquellos asociados a lineas nuevas segun los decretos de derechos de
explotacion), de equipos de compensacion estatica de reactivos, de nuevas ampliaciones
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del sistema de transmision y aquel correspondiente a las labores de ampliacion. En
particular, este Ultimo posee vigencia solamente durante el periodo tarifario en curso, lo
cual se manifiesta en una leve caida del monto total a recuperar al pasar de diciembre de
2019 a enero de 2020. El crecimiento gradual de la curva expuesta en el gréafico responde
a la entrada en operacion de las distintas ampliaciones del sistema de transmision que
ocurren a lo largo del periodo de estudio. Los cambios importantes en tanto, se deben a
la entrada en operacion de nuevas lineas de transmision cuyos valores de inversion son
de una magnitud relevante. La primera diferencia importante se debe al efecto de la
interconexién, dado que, desde que ésta se lleva a cabo, se debe proceder a remunerar
las instalaciones del proyecto TEN ademas de la linea 2x220 kV Los Changos — Kapatur,
lo cual resulta en una variacién porcentual de un 24% entre junio y julio del afio 2018.
Posteriormente, con la entrada en operaciéon del proyecto ISA (Cardones — Polpaico 500
kV) se observa una variacion porcentual de un 19% entre los meses de diciembre de
2018 y enero de 2019. La entrada en operacidén de estos dos proyectos representa los
aumentos mas drasticos de la curva, observandose cambios mas moderados durante los
afios 2020 y 2021, como por ejemplo, con la entrada en operacion de la linea 2x500 kV
Los Changos — Nueva Crucero Encuentro en octubre de 2020, 2x220 kV Maitencillo —
Punta Colorada — Pan de Azucar en abril de 2021 y 2x500 kV Pichirropulli — Puerto Montt
energizada en 220 kV en mayo de 2021. Con todo, el valor total a recuperar por el sistema
de transmisién nacional, considerando hasta el Plan de Expansion del Sistema de
Transmision Troncal 2015 — 2016, en diciembre de 2021 corresponde a 55,8 MMUSD.

5.2. Proyeccion Ley 19.940

5.2.1. Participaciones esperadas por linea de interconexion

En los Graficos 11 y 12 se presentan las participaciones esperadas por empresa sobre
la linea 2x500 kV Cumbres — Los Changos a partir de la interconexion de los sistemas en
julio de 2018. Adicionalmente, en el eje secundario es posible visualizar el flujo esperado
por esta linea para los meses en cuestion. Este tramo, perteneciente al Area de Influencia
Comun del Sistema de Transmision Nacional tiene particular relevancia, debido a que
representa el enlace directo entre el SIC y el SING, ejemplificando de esta forma, los
intercambios de potencia entre estos sistemas. En primer lugar, es posible apreciar que
las cuatro empresas estudiadas son responsables inicialmente de un 60% del peaje de
la linea (80% corresponde a generacion), disminuyendo gradualmente a medida que el
parque generador se complementa con nuevas centrales. El flujo esperado de la linea
indica que existe una exportacion de potencia desde el SING al SIC el primer semestre
del 2019, lo cual es concordante con los meses en que la empresa Engie posee la mayor
participacion relativa respecto al resto alcanzando en abril de 2019 un 35% de
participacion sobre el tramo. Esto se debe a que practicamente la totalidad de la
capacidad instalada de Engie se encuentra en el SING, por lo cual, de acuerdo a la
metodologia expuesta en la Seccién 2.7, cuando el flujo de esta linea se dirige al sur, la
participacion es adjudicada a las centrales al norte de ésta. Desde el segundo semestre
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de 2019, en términos esperados, el flujo de potencia se dirige desde el SIC al SING, por
lo cual las participaciones de la empresa Engie se ven disminuidas, a la vez que las
participaciones de las empresas con su capacidad instalada en el SIC como Colbun y
Enel aumentan. Las participaciones de AES Gener en tanto, se mantienen relativamente
constantes en torno al 15% de la linea, debido a que su capacidad instalada total se
encuentra con presencia importante en ambos sistemas eléctricos, por ejemplo, con las
centrales a carbén Norgener, Angamos y Cochrane en el SING, y el complejo Guacolda
en el SIC.

Prorratas esperadas vy flujo 2x500 kV Cumbres - Los Changos — [MW]
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Grafico 11: Prorratas y flujo 2x500 kV Cumbres - Los Changos jul-18 > mar-20

Prorratas esperadas vy flujo 2x500 kV Cumbres - Los Changos [MW]
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Gréfico 12: Prorratas y flujo 2x500 kV Cumbres - Los Changos abr-20 > dic-21

72



5.2.2. AES Gener

El Gréfico 13 presenta la evolucién de los peajes de inyeccion de la empresa AES Gener
considerando que el régimen de pago y todas las disposiciones contenidas en la ley
19.940 se mantienen en el tiempo.

Peajes AES Gener Ley 19.940 [MUSD]
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Gréfico 13: Peajes AES Gener Ley 19.940 [MUSD]

Como se explicitd previamente, AES Gener posee presencia importante tanto en el SING
como en el SIC. De esta forma, las centrales carboneras Norgener, Angamos y Cochrane
son responsables por montos de peajes de inyeccién cercanos a 1 MMUSD previo a la
interconexién, en su respectivo sistema. Sus centrales en el SIC en tanto, suman peajes
de inyeccion en torno a los 2 MMUSD previo a la interconexion, exhibiendo ademas
variaciones a lo largo de cada afio debido a la naturaleza hidrotérmica del sistema. El
cambio mas importante en la evolucién de sus peajes se tiene con la entrada en
operacion del proyecto ISA en enero de 2019, el cual eleva los peajes en torno a una
media aproximada de 5,5 MMUSD. El Grafico 14 presenta el flujo de potencia por los tres
tramos de la linea 2x500 kV Cardones — Polpaico, con lo cual se verifica que sus
tendencias son muy similares a las presentadas previamente para la linea 2x500 kV
Cumbres — Cardones, siendo el SIC un importador de potencia el primer semestre de
2019. Como causa de esto, una empresa totalmente radicada en el SIC no debiera
presentar aumentos drasticos de peajes a causa del proyecto ISA a principios del 2019,
sin embargo, la presencia de AES Gener en ambos sistemas hace que las participaciones
por estas lineas se mantengan relativamente constantes, aportadas por sus centrales en
el SING para el primer semestre de 2019, y mayoritariamente por sus centrales en el SIC
desde el segundo semestre de aquel afio.
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Flujos de Potencia Proyecto ISA [MW]
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Gréfico 14: Flujos de Potencia Proyecto ISA [MW]

El Grafico 16 muestra el detalle de los pagos asociados a AES Gener por la excepcion
de peajes a MGNC. Los montos totales de exencion son asignados al resto de las
empresas del sistema eléctrico a prorrata de sus energias inyectadas. Para el caso de
AES Gener, desde la interconexion, su factor de asignacion se encuentra en torno al 20%,
siendo responsable por valores en torno a los 280 MUSD asociados a este concepto.
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Gréfico 15: Pagos por Excepciéon MGNC AES Gener Ley 19.940 [MUSD]
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Bajo las disposiciones de la ley 19.940, una empresa cuya capacidad instalada se
mantiene constante en el tiempo y sin cambios importantes en el sistema de transmision,
debiera observar gradualmente una disminucion de sus peajes en tanto el parque
generador se complementa con nuevas centrales. En particular, para el conjunto de
centrales futuras consideradas en este escenario, la entrada en operacion de
generadores importantes tales como Campesino, o bloques de ERNC de una magnitud
relevante como los parques edlicos de Mainstream a finales del afio 2020 debieran
suponer una baja en los peajes de las empresas. Sin embargo, para el caso de AES
Gener, la entrada en operacion del proyecto Alto Maipo en diciembre de 2019 con la
central Las Lajas y posteriormente con Alfalfal Il en mayo de 2020, mantiene los montos
totales de peajes de inyeccion en valores relativamente constantes a lo largo de los afios
2020 y 2021. Los peajes de inyeccion asociados a este proyecto se pueden observar en
el Grafico 15 cuyos valores oscilan en torno a los 450 MUSD, una vez que las dos etapas
del proyecto se encuentran en funcionamiento.
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Gréfico 16: Peajes Proyecto Alto Maipo [MUSD]

Finalmente, independientemente de los érdenes de magnitud de los peajes de AES
Gener, la forma de las trayectorias anuales deja entrever las caracteristicas tecnoldgicas
de la capacidad instalada de la empresa. Siendo ésta esencialmente térmica, con
centrales como Guacolda, Ventanas, Nueva Ventanas, Norgener, Angamos, Cochrane,
Renca y Nueva Renca, se puede observar que sus peajes descienden a medida que
ingresa la temporada de lluvia, teniéndose los valores minimos durante el periodo de
deshielos. Este comportamiento se puede encontrar sostenidamente a lo largo de todo el
periodo de estudio variando principalmente los valores medios en torno a los cuales se
ubican los peajes, de acuerdo a las situaciones explicadas previamente.
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5.2.3. Colbun

El Grafico 17 presenta la evolucion de los peajes de inyeccién de la empresa Colbun
considerando que el régimen de pago y todas las disposiciones contenidas en la ley
19.940 se mantienen en el tiempo.

Peajes Colbun Ley 19.940 [MUSD]
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Grafico 17: Peajes Colbun Ley 19.940 [MUSD]

En primer lugar, es posible observar que los valores mensuales por peajes de inyeccién
previos a la interconexién oscilan en torno a los 4,4 MMUSD observandose las
variaciones propias asociadas al SIC. Adicionalmente, es claro ver la disponibilidad de
gas considerada en la Seccion 4.4 con el funcionamiento de las dos unidades de la central
Nehuenco entre enero y abril de 2018 manifestdndose en peaks al comienzo de aquel
afo. Desde la interconexion, se puede apreciar que no existe un cambio drastico en la
evolucion de peajes pese a que se debe proceder a remunerar las lineas del proyecto
TEN y el tramo 2x220 kV Los Changos — Kapatur. Esto se debe esencialmente a que la
empresa Engie comienza a pagar la totalidad del sistema de transmision nacional, lo cual
compensa en parte los montos por los nuevos tramos. A principios del afio 2019, con la
entrada en operacién del proyecto ISA (Polpaico — Cardones 2x500 kV), se verifica que
efectivamente una empresa totalmente radicada en el SIC, como lo es Colblun, no
presenta un aumento tan drastico como lo experimentado por AES Gener, debido al
sentido de flujo esperado de la linea en cuestion. Adicionalmente, la disponibilidad de gas
para el complejo Nehuenco el afio 2019, s6lo es considerada para la unidad 2 desde
enero a abiril, por lo que el aumento de peajes por este concepto, es mas moderado con
respecto a otros afios. Posteriormente, para los afios 2020 y 2021 se consideré como
supuesto la misma disponibilidad de gas para las unidades de Nehuenco que el afio 2018,
lo cual queda totalmente explicito en la curva a través de los peaks de peajes observados
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a principios de estos afos, sobrepasando inclusive los 8 MMUSD en febrero de 2020. En
cuanto a los pagos por excepciéon de MGNC, se puede observar en el Grafico 18 que
estos montos asociados a la empresa Colbdn, disminuyen levemente en términos
medios, luego de la interconexion. Nuevamente, la razon de este comportamiento se
debe a la entrada de la empresa ENGIE con parte en la totalidad del sistema de
transmision, lo cual deriva en una asignacion mensual en torno a los 200 MUSD.
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Grafico 18: Pagos por Excepcion MGNC Colban Ley 19.940 [MUSD]

La empresa Colban por su parte, pondré en servicio la central San Pedro durante el
periodo de estudio. El Gréafico 19 expone los peajes de inyeccion asociados a esta central
desde su entrada en operacién en octubre de 2020, cuyos montos mensuales oscilan en
torno a los 600 MUSD. Un aspecto relevante a destacar es que al comparar los valores
a pagar por esta central y aquellos del proyecto Alto Maipo, ambas hidraulicas de pasada,
queda explicita la naturaleza del esquema de tarificacion de la ley 19.940, el cual
pretendia entregar sefiales de localizacién a las inversiones en generacion. Mientras el
proyecto Alto Maipo, con una capacidad instalada de 530 MW al encontrarse sus dos
fases en operacion, promedia 250 MUSD de peajes de inyeccion el afio 2021, la central
San Pedro de 170 MW, promedio un valor de 590 MUSD en igual periodo. Esta situacion
responde al punto de conexidn de cada central; mientras el proyecto Alto Maipo se ubica
virtualmente en el centro de carga del SIC, la central San Pedro en cambio inyecta en la
subestacion Ciruelos, por lo cual le corresponde el pago, ademas del area de influencia
comun, de los tramos troncales al sur de la subestacién Charrua.

Finalmente, los peajes de Colbun presentan una varianza mas acotada que los
observados en la empresa AES Gener, con una evolucion mucho mas gradual, siendo
caracteristicos los peaks asociados a la central Nehuenco.
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Peajes San Pedro [MUSD]
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Grafico 19: Peajes San Pedro [MUSD]

5.2.4. Enel

El Gréfico 20 presenta la evolucion de los peajes de inyeccion de la empresa Enel
considerando que el régimen de pago y todas las disposiciones contenidas en la ley
19.940 se mantienen en el tiempo.
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Gréfico 20: Peajes Enel Ley 19.940 [MUSD]
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Siendo Enel la empresa con mayor capacidad instalada del pais, es natural observar que
sus peajes oscilan en torno a medias mayores que el resto de la empresas sobre todo
luego de la interconexion, sobrepasando los 11 MMUSD en algunos meses. A su vez es
posible observar que dada la tecnologia mayormente hidraulica de la empresa, Enel
posee los mayores peajes precisamente en aquellos meses en que los valores de AES
Gener se encuentran a la baja.

Pagos por Excepcidon MGNC Enel Ley 19.940 [MUSD]
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Grafico 21: Pagos por Excepciéon MGNC Enel Ley 19.940 [MUSD]

En concordancia con lo anterior, efectivamente Enel es la empresa que en términos
medios inyecta mayor cantidad de energia al sistema, por lo cual, sus pagos asociados
a excepciones de MGNC son mayores que el resto con valores en torno a los 320 MUSD.

Con respecto a la central Los Céndores (150 MW), cuyos peajes de inyeccion se pueden
observar en el Grafico 22, estos valores presentan peaks los meses de enero y marzo
bordeando los 450 MUSD manteniéndose el resto de los meses en torno a los 100 MUSD.
Nuevamente cabe destacar el orden de magnitud de estos valores frente a los de la
central San Pedro, dado que su punto de inyeccion al sistema de transmisién troncal es
la subestacion Ancoa 220 kV (Area de Influencia Comun), le corresponde solamente el
pago de esta zona.

Finalmente, desde diciembre de 2020, con la entrada del bloque edlico asociado a las
centrales con PPA por la dltima licitacion de regulados, es posible apreciar un descenso
en el monto de peajes el afio 2021 frente a los observados en 2020. Esto probablemente
se debe al desplazamiento de generacion de costo medio impactando sobre el despacho
de las unidades de la central San Isidro. Este mismo efecto también queda explicito en
los montos a pagar por excepcion MGNC el afio 2021.
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Graéfico 22: Peajes Los Condores [MUSD]
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El Grafico 23 presenta la evolucion de los peajes de inyeccion de la empresa Engie
considerando que el régimen de pago y todas las disposiciones contenidas en la ley

19.940 se mantienen en el tiempo.
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Gréfico 23: Peajes Engie Ley 19.940 [MUSD]
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La empresa Engie se encuentra inserta en un contexto particular, dado que es un actor
analogo a la empresa Colbun. Practicamente la totalidad de su capacidad instalada se
encuentra en el SING, siendo ésta ademas de caracteristicas mayoritariamente térmicas.
A raiz de esto, la interconexién implica, al igual que para Colbun, que debe proceder a
pagar la totalidad del sistema de transmision nacional, sin embargo, como se observé en
el Grafico 10 de Valorizacion del Sistema de Transmision Nacional, los valores asociados
al SIC quintuplican aquellos del SING, por lo cual sus impactos son mucho mayores.
Previo a la interconexion, los pagos por inyeccién de Engie se encuentran en torno a 1
MMUSD con una desviacion casi nula, debido a la naturaleza de la carga y generacion
del SING. Una vez ocurrida la interconexion, de forma inmediata, los peajes de inyeccion
de Engie se elevan en torno a los 2,5 MMUSD. Posteriormente, los valores observados
en el Grafico 23 para el afio 2019 se explican por dos razones; por un lado la entrada del
proyecto ISA en enero de aquel afio, y por otro, los flujos esperados entre los sistemas
SIC y SING. Como se expuso en el Grafico 14, durante el primer semestre de 2019, el
SIC es esencialmente un importador de potencia, por lo cual, Engie presenta las mayores
participaciones esperadas sobre el proyecto TEN e ISA, y parte importante del Area de
Influencia Comun radicada en el SIC. Como consecuencia de estos dos efectos, los
peajes de inyeccion de esta empresa durante ciertos meses del primer semestre de 2019
superan los 6 MMUSD. Luego de este periodo, se observa una disminucion de estos
valores a medida que el SIC comienza a exportar potencia al SING, por lo que en términos
esperados la generacion de Engie queda menos representada. Desde el afio 2020 en
adelante, los valores mensuales oscilan en torno a los 2 MMUSD observandose los peaks
de la curva en los mismos meses que la empresa AES Gener. Cabe destacar ademas,
que desde la interconexion, Engie experimenta las variaciones propias de un sistema
hidrotérmico, observandose en sus peajes las oscilaciones a las que se encuentran
sometidas el resto de las empresas.
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Gréfico 24: Pagos por Excepciéon MGNC Engie Ley 19.940 [MUSD]
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El Gréafico 24 muestra los pagos por excepcion de MGNC asociados a Engie, los cuales
presentan la misma tendencia que sus peajes de inyeccion. Dado que este tipo de
centrales se encuentran mayoritariamente en el SIC, a Engie le corresponde parte de los
pagos que usualmente eran correspondidos en su mayoria a AES Gener, Colbun y Enel,
por lo cual se aprecia un aumento desde los 10 MUSD a los 120 MUSD al momento de
la interconexion. Por las mismas causas explicadas previamente, los maximos valores
son alcanzados durante el primer semestre de 2019 moderandose los afios 2020 y 2021
en torno a los 80 MUSD.
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Grafico 25: Peajes de Inyeccién Ley 19.940 [MUSD]

Finalmente, para efectos de comparar los 6rdenes de magnitud de los peajes de
inyeccién de las cuatro empresas estudiadas, el Grafico 25 presenta las cuatro
trayectorias totales expuestas anteriormente. Se puede apreciar que los afios 2018 y
2019, a causa de la interconexidon, la entrada del proyecto ISA y las situaciones
especificas de cada empresa explicadas previamente, presentan variaciones de
importancia al ser el periodo de transito hacia un régimen mas bien permanente
observado los afios 2020 y 2021, una vez que no se observan grandes proyectos de
transmision y el SIC se transforma en un exportador de potencia al SING. Es posible
observar explicitamente como la trayectoria de peajes de AES Gener y Engie se mueven
de forma sincronizada, yendo al alza en aquellos meses que los peajes de Enel se
encuentran a la baja. Los peajes de Colbun en tanto se mueven en torno a una banda
mas estrecha que el resto de las empresas, combinandose los efectos de las tecnologias
térmica e hidraulica de su capacidad instalada a través de centrales como Santa Maria,
Nehuenco, Colbun, Angostura y Canutillar.
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5.3. Proyeccion Ley 20.936

A continuacién se presentan las evoluciones de peajes de acuerdo al régimen de pago
dispuesto en el Articulo Transitorio 25° de la Ley 20.936 analizado en la Seccion 4.7.
Para cada empresa se expone la obtencion del factor asociado a los contratos asi como
la trayectoria futura de sus peajes, mostrando los efectos de cada una de las etapas de
la metodologia de la Figura 15.

5.3.1. AES Gener

El Grafico 26 presenta el factor asociado a los contratos de AES Gener desde su
aplicacion, en enero de 2019, hasta el término del periodo de estudio.
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Grafico 26: Factor Contrato AES Gener

En primer lugar, es posible observar que, por definicién, el valor del factor, graficado en
el eje secundario, es igual a uno cuando la energia inyectada es menor a la energia
retirada de los contratos celebrados previamente a la entrada en vigencia de la ley
20.936, es decir, cuando la empresa es deficitaria respecto a éstos. En el caso contrario,
cuando la empresa se torna excedentaria respecto a los contratos en cuestion, el factor
toma el valor del cociente entre la energia retirada y la energia inyectada. Cabe destacar
que la evolucion de este factor presenta variaciones de acuerdo al vencimiento de
contratos, por el lado de la energia retirada, asi como también por cambios en la
operacion del sistema a lo largo del afio y la entrada en operacién de nuevas centrales,
lo cual afecta mensualmente la energia inyectada de cada empresa.
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Especificamente respecto al factor asociado a AES Gener, esta empresa no experimenta
el vencimiento de ningun contrato durante el afio 2019, lo cual mantiene su energia
retirada en valores constantes en torno a los 1350 GWh. Posteriormente, el afio 2020,
presenta en marzo el vencimiento del contrato entre Guacolda Energia S.A. y la Sociedad
Contractual Minera Atacama Kozan, sin embargo, la caida importante de la energia
retirada se tiene al término del afio con el vencimiento del contrato suscrito con Enel
Distribucién por el lado de los regulados, y Anglo American, Papeles Bio-Bio, Productos
Chilenos de Acero, ENAMI, entre otros, por el lado de clientes libres, llevando la energia
retirada durante el afio 2021 en torno a los 1150 GWh. Con respecto a la energia
inyectada, como es de esperar, ésta presenta la misma tendencia que sus peajes de
inyeccion exhibiendo un aumento aproximadamente desde marzo a junio de cada afo.
Esto ocasiona que el factor se posicione debajo de la unidad en torno al mes de abril de
2019y 2020 principalmente por aspectos operaciones. Sin embargo durante el afio 2021,
a raiz del despacho de sus centrales y el vencimiento de los contratos sefialados
previamente, el factor desciende hasta un valor de 0,7 en los meses de mayo Y julio.

El Grafico 27 presenta la evolucion de los peajes de AES Gener, comparando la curva
previamente expuesta asociada a la ley 19.940, con aquella obtenida mediante las
disposiciones de la ley 20.936, denominada en el grafico como Factor Contrato.
Adicionalmente, las curvas intermedias representan los efectos de las distintas etapas de
la metodologia, siendo la primera la asociada al retiro de todas aquellas instalaciones que
no seran pagadas en ninguna proporcién por los generadores, y la segunda aquella luego
de la aplicacion de los factores transitorios anuales.
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Gréfico 27: Peajes AES Gener Ley 20.936 [MUSD]
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Uno de los principales efectos que queda a la vista, es que los peajes de AES Gener
luego de la interconexién, alcanzan un peak mas moderado con respecto a lo observado
segun la ley 19.940, llegando a los 5 MMUSD frente a los 7 MMUSD en el caso base.
Esto ocurre sOlo a causa del retiro de instalaciones de transmision, especificamente
aquellas asociadas a la interconexion, dado que el factor transitorio durante el afio 2019
es de un 100% vy el factor contrato posee un efecto menor durante estos primeros meses.
Durante el afio 2020, se logran apreciar los primeros efectos de ambos factores para
luego en 2021, tornarse mas relevantes para ubicar los peajes de inyeccion en torno a
los 2,6 MMUSD. Es importante destacar que en el caso base, los peajes de inyeccion de
AES Gener se mantenian relativamente constantes, dado que los efectos de la entrada
de nuevas centrales generadores que absorbian peajes se anulaban con los peajes de
las nuevas instalaciones de transmision. En el nuevo escenario, dado que las nuevas
instalaciones de transmision las remunera directamente la demanda, es posible observar
que los peajes antes de la ponderacion por lo factores, va en descenso, debido al
crecimiento del parque generador. Finalmente, luego de todos los efectos aplicados,
hacia el término del horizonte de estudio, los peajes obtenidos se encuentran del orden
de una media anual de 2,6 MMUSD frente a los 2,8 MMUSD observados en 2017.

5.3.2. Colbun

El Gréfico 28 presenta el factor asociado a los contratos de Colbun desde su aplicacion,
en enero de 2019, hasta el término del periodo de estudio.
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Gréfico 28: Factor Contrato Colbun
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Respecto a la energia inyectada, en primer lugar se debe destacar que en el calculo se
encuentra excluida la central San Pedro dado que fue previamente exenta de los peajes
de inyeccion. En cuanto a los contratos, la empresa Colbun tiene vencimientos
importantes a finales de 2019 y 2020. En cuanto al primero, se tiene el vencimiento de
contratos asociados a regulados el 31 de diciembre de 2019 lo que ubica la energia
retirada en torno a los 740 GWh, con respecto a los 880 GWh previo al vencimiento de
éstos. Posteriormente, el 31 de diciembre de 2020 vence el contrato con Anglo American
por volimenes de energia de 90 GWh mensuales lo que disminuye el retiro a unos 650
GWh en 2021. Con respecto a la energia inyectada, nuevamente los supuestos de
disponibilidad de gas para las unidades de la central Nehuenco los afios 2020 y 2021
tienen un alto impacto en los resultados, elevando la energia inyectada en torno a los
1300 GWh en los meses en que se consideraron los contratos de abastecimiento de gas
natural. De esta forma, en 2019, se tiene que de enero a abril Colbun es excedentaria
respecto a los contratos indicados a causa del contrato efectivamente celebrado para la
unidad dos de Nehuenco, con lo que el factor parte aproximadamente en un 0,73 los
meses de enero Yy febrero. Durante el resto del afio, la empresa queda deficitaria respecto
a sus contratos por algunas decenas de GWh por lo que el factor se mantiene en la
unidad. Con el vencimiento de los contratos a distribuidoras, la empresa queda
excedentaria durante todo el afio 2020, y en particular para los meses en gque opera la
central Nehuenco, se tiene que el factor desciende hasta un 0,5. Para el afio 2021, se
repite la misma situacion del afio anterior pero aun mas acentuada con el vencimiento del
contrato con Anglo American, llegando a minimos de 0,48 en febrero de este afio.

El Grafico 29 presenta la evolucion de los peajes de Colbun, comparando la curva
previamente expuesta asociada a la ley 19.940, con aquellas obtenidas mediante las
disposiciones de la ley 20.936.
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Gréfico 29: Peajes Colbun Ley 20.936 [MUSD]
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A diferencia de la empresa AES Gener, Colbun no percibe un impacto importante con la
ley 19.940 a causa de la interconexion, aun asi, debido al retiro de instalaciones de
transmision, los nuevos pagos por transmision se ubican unos 800 MUSD por debajo del
caso base luego de la interconexion y a lo largo del 2019. A su vez, de enero a abril del
2019 se observa una disminucion de los montos aun mayor a causa del factor contrato.
En cuanto a la operacion de la central Nehuenco, ésta es especialmente relevante en
este nuevo régimen de pago. Por un lado, de acuerdo a la ley 19.940, los contratos de
abastecimiento de gas natural informados al CDEC-SIC derivaban en que
necesariamente a la central le corresponderia pagar sus peajes de inyeccion elevando
de forma importante los valores, sumado al hecho de la existencia de nuevas
instalaciones de transmision. En este nuevo escenario en cambio, la exencion de pago
sobre las nuevas instalaciones de transmision, pero sobre todo, el factor asociado a los
contratos, puede disminuir de forma importante los peajes totales por la inyeccion de
energia de esta central, lo cual se verifica en el grafico en los meses en que opera la
central Nehuenco con GNL de 2020 y 2021, obteniéndose diferencias en torno a los 5
MMUSD entre ambos regimenes de pago. Finalmente, a lo largo del dltimo afio, se
verifica que los peajes de inyeccion de Colblan presentan una media de 2,8 MMUSD,; por
debajo de la media anual de 4,4 MMUSD previo a la interconexion.

5.3.3. Enel

El Grafico 30 presenta el factor asociado a los contratos de Enel desde su aplicacién, en
enero de 2019, hasta el término del periodo de estudio.
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Gréfico 30: Factor Contrato Enel
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Una situacion factible en el mercado eléctrico es la contratacion de energia entre
generadores. Con respecto a esto, la ley es clara en indicar que el factor asociado a
contratos se calcula como la energia retirada de contratos de suministro a clientes libres
o regulados y la energia inyectada por la empresa generadora que suscribe el contrato,
por lo cual, aquellas empresas que contratan energia de otros generadores para suplir
parte de sus contratos, como es el caso de Enel con Enel Green Power, pueden
experimentar los efectos del factor contrato con un retraso mayor en el tiempo con
respecto a aquellas empresas generadores que abastecen sus contratos con su propia
generacion instalada. Adicionalmente, a aquella empresa que vende energia a otro
generador no se le debiese aplicar el factor contrato debido a las razones recién descritas.
Es probable que a raiz de lo anterior, Enel se muestre deficitaria respecto a sus contratos
hasta recién mayo de 2020, donde el factor contrato comienza a disminuir hasta llegar a
un valor de 0,78. Ademas se debe sefialar que, de forma anéloga a lo ocurrido con la
central San Pedro para la empresa Colban, Los Cdndores no es considerada en el calculo
de energia inyectada, dado que fue previamente eximida de los peajes de inyeccion. Para
el caso de esta empresa, las bajas del factor contrato estan totalmente ligadas a aquellos
meses en que la generacion hidraulica, propia de Enel, es intensiva. Con respecto a la
energia retirada, Enel experimenta el vencimiento de contratos asociados a bloques de
energia de regulados a fines de 2019 y de clientes libres radicados tanto en el SING como
en el SIC durante 2019 y 2020. A causa de esto, la energia retirada, que en 2019 se
ubicaba en torno a los 1700 GWh, disminuye a una media anual de 1400 GWh en 2021.

El Grafico 31 presenta la evolucion de los peajes de Enel, comparando la curva
previamente expuesta asociada a la ley 19.940, con aquellas obtenidas mediante las
disposiciones de la ley 20.936.
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Al igual que lo observado en el resto de las empresas, la exclusion de las lineas de
interconexién como pago por parte de los generadores, hace que al momento en que
ocurra esta, la variacion sea mas moderada con respecto al caso base. En particular para
la empresa Enel, esto queda representado en una diferencia de 1,4 MMUSD en julio de
2018 entre ambos escenarios. Adicionalmente, debido a los érdenes de magnitud, se
puede apreciar como las curvas de estos escenarios se acercan en torno al mes de abril
de 2019, que es precisamente el mes en que el SING exporta la mayor cantidad de
potencia al SIC. Dado que a lo largo del 2019, esencialmente la diferencia se debe a la
eximicién de las lineas de interconexion, y la empresa Engie por su parte paga parte
importante del sistema, es que estas curvan solo queda separadas por unos 300 MUSD.
Durante el afio 2020 en tanto es posible observar que en el caso base, dada la entrada
en operacion de proyectos de transmision y de la central Los Condores, los peajes de
inyeccion de Enel se elevaban sobre los 11 MMUSD en septiembre de aquel afio. El
conjunto de disposiciones de la nueva ley en cambio, ubica los peajes de Enel en igual
periodo bajo los 7 MMUSD. Finalmente hacia 2021, los peajes de Enel oscilan en torno
a una media anual de 5,2 MMUSD, en contraste con los 5,4 MMUSD observados previo
a la interconexion durante el afio 2017.

5.3.4. Engie

El Grafico 32 presenta el factor asociado a los contratos de Engie desde su aplicacion,
en enero de 2019, hasta el término del periodo de estudio.
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Gréfico 32: Factor Contrato Engie
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De la curva se puede apreciar directamente que la empresa Engie queda deficitaria con
respecto a sus contratos a lo largo de todo el periodo de estudio, con lo que el factor
contrato queda fijado en la unidad. Esto sucede por un conjunto de razones. En primer
lugar, con respecto a la energia retirada, Engie queda sujeta al vencimiento de tan solo
cuatro contratos de bajos volimenes de energia entre enero de 2019 y diciembre de
2021. Adicionalmente, el primero de enero de 2018 comienza el suministro de
importantes bloques de energia a distribuidoras ubicadas en el SIC de acuerdo a licitacion
de regulados con fechas de suscripcion durante el afio 2015 por montos que se elevan a
los 400 GWh mensuales; situacién que no queda capturada en el grafico. Por el lado de
la energia inyectada existen dos factores relevantes. La central a carbon IEM
(Infraestructura Eléctrica Mejillones), pese a que se contempla su entrada en operacion
en febrero de 2018, no es considerada como parte de la capacidad instalada de Engie,
debido a las intenciones de venta que ha manifestado la empresa. Esta central de 356
MW podria representar una inyeccion en torno a los 250 GWh mensuales, lo cual podria
derivar en valores menores a uno del factor contrato a principios del afio 2019. Durante
los afios 2020 y 2021, se observa que durante los primeros semestres, la energia
inyectada de Engie se ve aparentemente mermada por la operacion de la central
Nehuenco, disminuyendo parte de las inyecciones de sus centrales carboneras pero
sobre todo, desplazando el despacho de la U16 a GNL de la central Tocopilla. El gréafico
ademas deja en evidencia que la empresa Engie desde el afio 2020, y con los supuestos
considerados, quedara sometida al mercado spot por cerca de 500 GWh mensuales.

El Gréfico 33 presenta la evolucién de los peajes de Engie, comparando la curva
previamente expuesta asociada a la ley 19.940, con aquellas obtenidas mediante las
disposiciones de la ley 20.936.
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De forma andloga a AES Gener, la empresa Engie experimenta un aumento mas
moderado de sus peajes de inyeccion desde la interconexion y a lo largo del afio 2019
con respecto al caso base. En julio de 2018, los efectos de la interconexion se traducen
en un aumento a 1,7 MMUSD frente a los 2,8 MMUSD que generaba la ley 19.940. En
adelante, durante el afio 2019, el peak que se alcanzaba en torno a abril a causa de la
exportacion de potencia del SING en torno a los 6 MMUSD, se ve notoriamente mas
disminuido en alrededor de un 40% llegando a los 3,7 MMUSD. Durante los afios 2020 y
2021, la principal componente de reduccion es el retiro de las instalaciones de transmision
sefialadas en la Tabla 9 frente a otras empresas en que el factor contrato tenia
importantes impactos. Debido a que este uUltimo se mantiene en la unidad, la curva
asociada al factor transitorio es la misma obtenida a raiz del factor contrato. Finalmente,
la media anual de los peajes de inyeccion de Engie el afio 2021 se ubica en torno a los
975 MUSD, frente a los 920 MUSD que figuraban el afio 2017 previo a la interconexion.

El Grafico 34, al igual que para el caso de la ley 19.940, muestra la evolucién definitiva
de los peajes de inyeccion de las cuatro empresas estudiadas, segun las disposiciones
de la ley 20.936. Al comparar ambos graficos se observa que los peajes de AES Gener
y Colbun, que en el caso base superaban en ciertos meses los peajes de Enel; en el
nuevo escenario, el efecto del factor contrato, que es mas importante en las primeras
empresas, ubica las curvas de peajes por debajo de los de Enel en todo el periodo de
estudio desde la interconexion de los sistemas. Adicionalmente, el efecto conjunto del
retiro de instalaciones y del factor contrato, hace que los peajes de AES Gener y Colbun
se encuentren en torno a valor similares desde el afio 2020 en adelante.
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5.4. Escenario ERNC

El escenario ERNC genera tres efectos sobre los peajes finales de las empresas
considerando la ley 20.936, los cuales no se encuentran alineados, por lo que no es
directo suponer una disminucién o aumento de los peajes de una empresa para un mes
dado. Por un lado, la generacion ERNC puede generar mayores utilizaciones o
congestiones en ciertas lineas, aumentando los ingresos tarifarios de energia y
disminuyendo de esta forma el peaje a remunerar mensualmente, con lo cual los montos
a pagar por parte de las empresas se pueden ver afectados a la baja. A su vez, la
introduccién de mayor generacion ERNC da origen a participaciones sobre las lineas para
el célculo de sus peajes, por lo cual los porcentajes de uso del resto de centrales pueden
disminuir, aminorando los peajes de estas centrales. El efecto contrario sin embargo, se
observa en el célculo del factor asociado a contratos, dado que la generacion ERNC
tenderd a disminuir la energia inyectada de las empresas, con lo cual el cociente entre
energia retirada e inyectada podria aumentar hacia la unidad.

5.4.1. AES Gener

El Gréfico 35 presenta el factor asociado a los contratos de AES Gener en el escenario
con alta penetracion ERNC, desde su aplicacion, en enero de 2019, hasta el término del
periodo de estudio. Adicionalmente, se presentan las curvas de energia inyectada y de
factor contrato presentadas anteriormente, para su comparacion.
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La naturaleza del escenario ERNC, con aumentos escalonados de capacidad instalada
de tecnologias fotovoltaica y edlica, desde el 2019 en adelante, se aprecia directamente
en las diferencias entre las curvas de energia inyectada por AES Gener en el gréfico
anterior, observandose desplazamientos de energia inyectada por montos en torno a los
50 GWh a principios de 2019, y superando los 400 GWh desplazados en algunos meses
del afio 2021. Esto incide directamente en los valores del factor contrato a lo largo de los
afos. De esta forma, en el caso sin alta penetracion ERNC, se observaba que en aquellos
meses de alta inyeccion por AES Gener se alcanzaban minimos del factor de 0,83 y 0,73
en 2020 y 2021 respectivamente, mientras que con el escenario ERNC, estos pasan a
ser 0,93 y 0,86. Adicionalmente, el periodo en que el factor contrato es distinto a la
unidad, se ve considerablemente reducido pasando de 22 a 7 meses en el escenario
ERNC.

Pese al efecto anterior sobre el factor contrato, se puede observar en el Grafico 36 que
los peajes de la empresa AES Gener se ven notoriamente mas disminuidos, lo cual
implica que las consecuencias en los ingresos tarifarios, pero sobre todo la asignacion
de prorratas sobre los tramos del sistema de transmision nacional de las nuevas centrales
ERNC, poseen mucha mayor relevancia que el factor contrato en los valores finales de
peajes. Es importante ademas destacar que las centrales ERNC, definidas en la Seccién
4.9, se localizan en las zonas de alto potencial solar y edlico, con lo cual su inyeccion se
da de forma importante entre las subestaciones Diego de Almagro y Carrera Pinto. Esto
implica que sus prorratas sobre el sistema de transmision nacional aplican
particularmente en lineas del sistema de transmision nacional en las cuales el complejo
Guacolda tenia las mayores proporciones, lo cual explicaria la alta diferencia entre los
peajes de ambos escenarios (en torno a 1 MMUSD promedio anual en 2021).
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5.4.2. Colbln

El Gréafico 37 presenta el factor asociado a los contratos de Colbun en el escenario con
alta penetracion ERNC, desde su aplicacion, en enero de 2019, hasta el término del
periodo de estudio.
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Grafico 37: Factor Contrato ERNC Colbun

A diferencia de lo observado con el factor contrato de AES Gener en el escenario ERNC,
el grafico anterior asociado a la empresa Colbin muestra que los impactos de la
instalacion de estas centrales son menores desplazando levemente la curva del factor
hacia la unidad. Esto, a su vez, se debe a que la energia inyectada por Colbun, si bien
se ve disminuida en este nuevo escenario, presenta una diferencia mucho mas moderada
que la empresa anterior.

Esta situacion queda representada en el Gréfico 38, en el cual se observa que los peajes
de Colbun en el escenario ERNC presentan menores niveles de diferencia en los afos
2019 y 2020 con valores promedio anual de 380 MUSD y 600 MUSD. Las disminuciones
de peajes el afio 2020 en tanto son mas importantes con un valor promedio anual que
bordea 1 MMUSD, lo cual, debido a que las diferencias de energia inyectada entre
escenarios para este afio no son de grandes magnitudes, se explicaria por
redistribuciones en los flujos del sistema de transmision troncal debido a las
caracteristicas operacionales propias del periodo aumentando los casos en que los
factores GGDF se anulan, disminuyendo las participaciones esperadas por los tramos del
sistema.
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El Grafico 39 presenta el factor asociado a los contratos de Enel en el escenario con alta

penetracion ERNC, desde su aplicacion, en enero de 2019, hasta el término del periodo
de estudio.
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Gréfico 39: Factor Contrato ERNC Enel
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La disminucién de la energia inyectada por parte de la empresa Enel a causa de las
centrales ERNC, hace que el factor contrato durante el afio 2020 se vea afectado al alza
alcanzando en junio la unidad, y aumentando de 0,78 a 0,85 en septiembre, mes que
representaba el minimo durante aquel afio. En 2021 en tanto, como es de esperar, los
impactos son aun mayores, con un desplazamiento de energia en torno a los 200 GWh
promedio anual, con lo cual el factor; que en el caso anterior se ubicaba en valores
menores a uno practicamente a lo largo de todo el segundo semestre, ahora pasa a
mantenerse virtualmente en la unidad durante de todo el afio.

El Gréfico 40 muestra los peajes de inyeccion de la empresa Enel para el escenario
ERNC, los cuales presentan un comportamiento bastante similar a aquellos de la
empresa Colbun, exhibiendo las bajas mas importantes hacia finales de los afios
hidrolégicos (entre los meses de enero y marzo). De esta forma, la diferencia entre ambos
casos en enero de 2020 y 2021 por ejemplo, alcanza valores en torno a los 3,6 y 3,4
MMUSD. Esta situacion se debe a que a medida que las centrales hidraulicas de Enel (al
igual que las de Colbun) presentan menores niveles de agua hacia finales de los periodos
de deshielo, sus generaciones y por ende sus representaciones en el sistema de
transmision nacional son menores, situacion que también se podia apreciar en el caso
sin ERNC. Adicionalmente, para este caso, las centrales ERNC ven inclusive
aumentadas sus participaciones, en particular las centrales fotovoltaicas, debido a que
Sus generaciones son maximas en torno al mes de enero segun el perfil normalizado
presentado en la Seccién 6.6. Las consecuencias de estos efectos actuando en forma
conjunta hace que en definitiva se tengan diferencias de peajes tan importantes alrededor
de los meses en cuestidon. Finalmente, hacia el 2021, y al igual que con la empresa
Colbun, que la curva ERNC alcance o supere sutilmente a aquella sin centrales ERNC,
se debe al aumento del factor contrato, que se hacia méas importante en aquel afio.
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Gréfico 40: Peajes Enel 20.936 Escenario ERNC [MUSD]
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5.4.4. Engie

El Gréfico 41 presenta el factor asociado a los contratos de Engie en el escenario con
alta penetracion ERNC, desde su aplicacion, en enero de 2019, hasta el término del
periodo de estudio.
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Graéfico 41: Factor Contrato ERNC Engie

Como era de esperar para la empresa Engie, si en el caso anterior, la energia inyectada
era menor a la energia retirada durante todo el periodo de aplicacién del factor contrato,
en el escenario ERNC, con su energia inyectada disminuida, el factor no presentara
diferencia alguna, manteniéndose de igual forma en la unidad durante los tres afios.

Pese a lo anterior, los efectos sobre las participaciones en las lineas del sistema de
transmision nacional, hacen que los peajes de inyeccion de Engie en este escenario se
vean constantemente debajo de la curva anterior. Estos nuevos valores presentaron una
diferencia promedio de unos 790, 600 y 650 MUSD los afios 2019, 2020 y 2021
respectivamente, con lo cual queda en evidencia que el ingreso de las primeras centrales
ERNC al sistema durante el 2019, ayuda a rebajar los altos costos del proyecto ISA, lo
cual explica que la diferencia durante este primer afio sea mas alta que en afios
posteriores en que la capacidad instalada ERNC es mayor.

El conjunto de condiciones del sistema eléctrico simulado en el caso anterior, ya dejaba
a la empresa Engie con una representacion en el despacho, y por ende en los peajes de
inyeccion, muy baja, lo cual obviamente se ve acentuado en este escenario, donde la
energia inyectada mensual apenas supera los 250 GWh y sus peajes de inyeccion se
elevan en torno a los 300 MUSD solamente en 2021.
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Peajes Engie Ley 20.936 Escenario ERNC [MUSD]
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Gréfico 42: Peajes Engie Ley 20.936 Escenario ERNC [MUSD]

Finalmente, en el Grafico 43 es posible apreciar las proyecciones finales de peajes de
inyeccion segun la ley 20.936 para las cuatro empresas estudiadas en el escenario de

alta penetracion ERNC. En términos generales, se puede observar que las curvas

presentan una diferencia entre peaks y valles, mucho mayor, sobre todo para Enel y

Colbun, alcanzando por ejemplo en la primera empresa un valor aproximado de 5

MMUSD entre agosto y diciembre del afio 2019.
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5.5. Pagos anuales por empresa

A modo de resumen, en las Tablas 12 y 13 se presentan los montos anuales por concepto
de peajes de inyeccidn para las cuatro empresas estudiadas en millones de ddlares, para
los escenarios de la ley 19.940 y 20.936 respectivamente. A su vez, los Graficos 44 y 45
presentan estos valores con respecto al VATT total del sistema de transmision nacional
para cada afio. Para el primer escenario, es posible apreciar explicitamente que los
montos de AES Gener se duplican hacia el final del horizonte de estudio con respecto al
afo 2017, alcanzando niveles similares a los montos de la empresa Colbun el afio 2021.
Por su parte, Enel desde el afio 2019 supera los 100 MMUSD por concepto de peajes de
inyeccion remunerando en torno al 15% del VATT los ultimos tres afios. En cuanto a la
empresa Engie, de acuerdo a lo presentado en las secciones anteriores, el afio 2019,
donde sus peajes de inyeccién alcanzaban los maximos globales, le corresponde un pago
de cerca de 60 MMUSD, cerca de seis veces lo pagado el afio 2017. El Grafico 44 ademas
da cuenta como el porcentaje total del VATT de las cuatro empresas estudiadas alcanza
un maximo el afio 2019 con cerca de un 50% para luego disminuir gradualmente a medida
que entran nuevas centrales al sistema ubicandose en un 40% el afio 2021.

2017 2018 2019 2020 2021

AES Gener 33,5 35.4 66,9 66,7 68,9

Colbun 53.6 54,7 66,7 77,1 76,2

Enel 65,7 74,8 103,5 107.9 100,9

Engie 11,1 19.8 58,4 21,3 19.3

Tabla 12: Pagos anuales por empresa - Ley 19.940 [MMUSD]
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Gréfico 44: Peajes de Inyeccion Anual / VATT - Ley 19.940
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La Tabla 13 asociada al escenario de la ley 20.936 por su parte, como habia quedado de
manifiesto en las secciones previas, muestra que la evolucion de los montos anuales es
mas gradual con respecto al escenario con la ley 19.940, exhibiendo las cuatro empresas
un aumento solo el afio 2019 a raiz del proyecto Cardones — Polpaico 500 kV
principalmente. Para los afios siguientes, se observa un descenso constante en los
montos anuales comprobandose que efectivamente los valores el afio 2021 se
encuentran en torno o por debajo de aquellos correspondientes al afio 2017. El Gréfico
45 finalmente muestra que a causa de los articulos transitorios de la ley 20.936, las
proporciones por peajes de inyeccidn de estas cuatro empresas con respecto al VATT
del sistema de transmision nacional evolucionan cada afo a la baja, hasta tan solo un
20% el afio 2021.

2017 2018 2019 2020 2021
AES Gener 33,5 29,1 44,8 40,0 31,5
Colbun 53,6 50,4 55,2 44,9 33,6
Enel 65,7 66,0 86,0 72,9 62,8
Engie 11,1 14,4 34,9 14,2 11,7

Tabla 13: Pagos anuales por empresa - Ley 20.936 [MMUSD]
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Grafico 45: Peajes de Inyeccién Anual / VATT - Ley 20.936
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5.6. Estimacion de pagos de demanda

A continuacion, se pretende realizar una primera estimacion de los montos y la forma en
que los peajes de las empresas estudiadas son traspasados a la demanda durante el
periodo analizado.

En primer lugar, los peajes presentados en las secciones anteriores fueron calculados
retirando aquellas lineas asociadas a la interconexion y con entrada en operacion por
decreto de adjudicacion posterior al 31 de diciembre de 2019. Es importante ademas
destacar, que para estas lineas se consider6 que el ingreso tarifario era recaudado
totalmente por la demanda, en concordancia con la asignacion total de peaje a este
segmento. De acuerdo la Seccién 4.7, estas instalaciones se remuneraran mediante el
cargo Unico, independientemente de la segmentacion de clientes. En la Tabla 16 se
presentan los cargos Unicos aproximados asignados a estas instalaciones segun lo
dispuesto en el Articulo 115° de la Ley 20.936. En su aplicacion real, el IT semestral a
descontar del VATT semestral corresponde a los valores reales percibidos el semestre
anterior a la fecha en que se calculan los cargos Unicos, mientras que en este caso se
utilizé un promedio mensual de IT para la linea en cuestion ponderado seis veces. Por su
parte, la energia semestral, que divide al peaje semestral para obtener el cargo unico, en
la practica corresponde a la proyeccion de energia total a facturar a los suministros
finales, mientras que para este caso se considerd un promedio semestral de la proyeccion
de demanda presentada en la Seccion 4.1, desde julio de 2018 a diciembre de 2021.

Fecha de VATT VATT IT Peaje Energia Cargo
Linea entrada en enel’/ semestral | semestral | semestral | semestral Unico
operacion | [MUSD] | [MusD] | [MusD] | [MusD] | [MWh] | [USD/kwh]
2x220 kV Kapatur - Los jul-18 16463 | 8322 217 801,5 | 38776080 | 2,1E-05
Changos
2x750 MVA Los Changos .
o00)250 kv jul-18 69985 | 34992 143 34849 | 38776080 | 9,0E-05
2x500 kV Cardones - jul-18 29981,4 | 14990,7 1458 | 148449 | 38776080 | 3,8E-04
Cumbres
2x500 kv Cumbres - Los jul-18 43079.6 | 21539.8 | 4254 | 211144 | 38776080 | 5,4E-04
Changos
2220 kV LON g\\%gwre - Cerro ene-19 95869 | 47935 508.7 42848 | 38776080 | 1,1E-04
1x220 kV Nueva Pozo abr-19 6327 3163 0.2 3161 | 38776080 | 8,2E-06
Almonte - Pozo Alimonte
1x750 MV A Los Changos
o00)250 kv oct-20 18937 946,8 7,2 939,7 | 38776080 | 2,4E-05
2x500 kV' Los Changos - oct-20 79298 | 39649 143,6 38213 | 38776080 | 9.9E-05
Nueva Crucero Encuentro
2x750 MV A Nueva Crucero
e o0 970 oct-20 37039 | 18520 167.0 1685, | 38776080 | 4,3E-05
2x220 kV Maitencillo - mar-21 3335,6 1667.8 35,9 1703,7 | 38776080 | 4,4E-05
Punta Colorada
2220 kv Punta Colorada - mar-21 33356 | 1667.8 2412 14265 | 38776080 | 3,7E-05
Pan de AzUcar
1x220 kv Nueva Pozo abr-21 75170 | 37585 4150 37735 | 38776080 | 9.7E-05
Almonte - Parinacota
1x220 kV Nueva Pozo abr-21 23804 | 11902 1.8 11920 | 38776080 | 3,1E-05
Almonte - Coéndores
2x500 kv Pichiropull - may-21 10731,6 | 53658 59 5371,8 | 38776080 | 1,4E-04
Puerto Montt

Tabla 14: Cargos Unicos Nuevas Lineas de Transmision
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El Gréafico 44 presenta el cargo unico acumulado a lo largo del tiempo desde el mes en
que se comienza a remunerar las lineas de interconexion por este medio. Hacia el final
del periodo se acumula un valor cercano a los 0,0017 USD/kWh, lo cual evidentemente
es bajo. A modo de ejemplo, a un consumo residencial de 200 kWh en diciembre de 2021,
le corresponderia un pago por 0,34 ddlares solamente, para remunerar todas las lineas
expuestas en la tabla anterior. Cabe destacar, que las curvas de peajes de inyeccion por
empresas, denominadas por retiro de instalaciones, también contemplaban ampliaciones
gue en este caso no fueron consideradas.
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Gréfico 46: Cargo Unico Acumulado [USD/kWh]

Respecto a la exencién de peajes de inyeccién por la aplicacién de los factores transitorio
y de contrato, el Gréfico 45 presenta los montos finales por los que fueron eximidas cada
empresa estudiada, mostrando ademas el valor total asociado a estos cuatro actores,
alcanzando cifras relevantes cercanas a los 5 MMUSD a principios de 2021. De acuerdo
la Seccion 4.7, es claro que los peajes de inyeccidn se van ponderando de acuerdo al
factor transitorio para los generadores, asignando el monto eximido entre los dos
segmentos de clientes definidos de acuerdo a sus tablas de factores anuales. Sin
embargo, la ley no es clara en indicar la forma en que se asigna la exencion por factor
contrato. Una forma de interpretacion es que estos montos se asignan a los segmentos
de clientes segun las partes del total que conforman la suma de porcentajes presentados
en sus tablas respectivas, sin embargo, de este modo, el afio 2019 que posee un factor
transitorio de 100% para los generadores y por ende 0% para ambos segmentos de
clientes, quedaria sin una regla de asignacion explicita, pese a que la aplicacion del factor
contrato comienza a regir desde el 1 de enero de 2019, y en particular, los resultados
expuestos en secciones anteriores si presentaron, para algunas empresas, valores
menores a la unidad durante este afio.
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Grafico 47: Exenciones de empresas por factores [MUSD]

Para efectos del Grafico 46, que presenta la asignaciéon de los montos totales del Gréfico
45 a ambos segmentos de clientes, se utilizo finalmente como regla de asignacion las
partes sobre el total de porcentajes de sus tablas respectivas, considerando para el afio
2019, una prorrata de un 50% para ambos tipos de demanda. Finalmente, queda por
observar como se aplicara en la préactica la asignacién de estos montos, ya que la
exencion por factor contrato, fuertemente dependiente de la operacién, puede derivar en
comportamientos indeseados como variaciones importantes de precio a lo largo de los
meses.
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Graéfico 48: Asignacion a Segmentos de Clientes - Ley 20.936
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6. Conclusiones

La introduccion del nuevo modelo de remuneracion de la transmision basado en la
metodologia del estampillado, dispuesto en la ley 20.936, hace necesario definir un
régimen de transito entre ambos modelos, con el fin de que los flujos financieros de las
diversas empresas, tanto de generadores como grandes consumos, se modifiquen de
forma gradual en el tiempo, adaptdndose a las reglas del nuevo régimen de
remuneracion, procurando evitar variaciones radicales de flujos, pagos dobles entre los
actores y el aumento de incertidumbre en las proyecciones de precios de éstos.

El contexto en el que nace este nuevo régimen se basa en que las intenciones de otorgar
sefales de localizacion a los generadores a traves de la tarificacion de la transmision en
la ley corta | fallaron debido a que, hoy en dia, éstos no poseen variadas alternativas para
su instalacion procurando cercania a los centros de carga, sino mas bien se instalan
donde las condiciones ambientales, sociales y tecnoldgicas se lo permiten. De esta
forma, se migra a un modelo de estampillado, aprovechando su simplicidad, en el cual
sin embargo, debido a la naturaleza radial de nuestro sistema, la aparicion de subsidiarios
probablemente sea mas relevante que en otros paises.

En base a lo anterior, se estudiaron los afios de transito entre ambos regimenes de pago
para las cuatro empresas generadoras mas relevantes del pais; AES Gener, Colban, Enel
y Engie. En primer lugar, se llevo a cabo la valorizacion del sistema de transmision
nacional, la cual mostré que tanto el proyecto de interconexion como el proyecto ISA
(2x500 kV Cardones — Polpaico) rompen las tasas de crecimiento gradual del sistema de
transmision con variaciones de un 24% y 19% respectivamente. La aplicacion efectiva de
la nueva ley de transmision hara que el primer proyecto sea remunerado directamente
por la demanda, sin embargo, el segundo, sera asignado como una instalacion mas del
sistema de transmision nacional con las adecuaciones del articulo transitorio 25°. Cabe
destacar que, para efectos de esta memoria, fueron considerados todos los planes de
expansion del sistema de transmision troncal en curso hasta la version 2015-2016, por lo
cual sera de interés ver como evolucionan éstos considerando que la mayoria de las
instalaciones que se vayan decretando de ahora en adelante, seran pagadas
integramente por la demanda.

Respecto a la proyeccion de peajes de inyeccidn de las empresas estudiadas, los
resultados muestran que la empresa AES Gener se ve particularmente afectada al alza
por la entrada de los proyectos de interconexion e ISA en el caso base con la ley 19.940
debido a la presencia de importantes centrales en ambos sistemas eléctricos. La
aplicacion de la ley 20.936 en tanto, mediante la exclusion de las instalaciones SIC-SING,
reduce los valores anteriores a montos mas moderados. El vencimiento de contratos por
su parte, hacia que el factor contrato se hiciera relevante hacia finales de 2021, con lo
cual sus peajes se ubicaron en torno a los observados durante 2017. El escenario ERNC
afecta particularmente a AES Gener debido a su matriz de generacién esencialmente
térmica, con lo cual el desplazamiento de energia y, por ende, los peajes de inyeccion
observados, se redujeron bastante, ubicandose virtualmente bajo los 2 MMUSD en 2021.

Para la empresa Colbun, los contratos de gas celebrados para la central Nehuenco (hasta
2019) y aquellos supuestos para el resto de los afios son particularmente relevantes en
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los resultados observados. En primer lugar, la combinacion de tecnologias hidraulicas y
térmicas, asi como su ubicacion exclusivamente en el SIC hace que la proyeccion de
peajes de inyeccion sea gradual en todos los casos. Para el escenario asociado a la ley
19.940, la operacién de la central Nehuenco, particularmente para los afios 2020 y 2021
en que se encuentran en operacion todos los proyectos relevantes de transmision, los
peajes de inyeccion presentan peaks relevantes que superan inclusive los 8 MMUSD
mensuales. Con la aplicacién del articulo transitorio de la ley 20.936, los peajes de la
empresa presentan en general una tendencia a la baja, en la cual el factor contrato se
torna relevante con el vencimiento del suministro a regulados a fines de 2019.
Adicionalmente, en esta dinamica, la inyeccion de la central Nehuenco contribuye a
disminuir alin mas este factor, con lo cual se logran alcanzar minimos cercanos a los 2
MMUSD en 2021. El escenario ERNC en tanto, afecta menos a esta empresa debido a
sus centrales hidraulicas, observandose las disminuciones de peajes a fines de los
periodos de deshielo a la vez que las centrales fotovoltaicas inyectan sus maximas
potencias.

La empresa Enel es la que muestra los mayores niveles de peajes de inyeccion en todos
los casos, debido a la magnitud de su capacidad instalada en el pais. En particular, se
observa que para el caso con ley 19.940, los peajes se elevan sobre los 11 MMUSD en
algunos meses del periodo estudiado. La aplicacion de la ley 20.936 contribuye a
disminuir en forma importante sus peajes ubicdndolos debajo de los 8 MMUSD
practicamente en todos los meses post interconexion. El vencimiento de contratos por su
parte no es despreciable, sobre todo durante el afio 2020, en el cual ain no entran en
operacion las centrales eélicas de Mainstream, con lo cual la exencién por este concepto
es mayor, pese a que esta empresa posee contratos de compra de energia con otros
generadores como Enel Green Power. Para el escenario ERNC, se observa un
comportamiento muy similar al experimentado por Colbun, mostrando descensos
importantes durante los meses finales de los periodos de deshielo.

Finalmente, en lo que respecta a la empresa Engie, las caracteristicas conjuntas del
sistema eléctrico simulado, la dejan en una posicion muy desfavorable. En primer lugar,
como consecuencia del parque generador y un contrato de gas mas reducido para la
central Nehuenco en 2019, el SING exporta potencia al SIC en torno a los meses de abril
de 2019, con lo cual mediante la aplicacion de laley 19.940, los peajes de Engie se elevan
de forma importante a valores en torno a los 6,5 MMUSD frente a 1 MMUSD que pagaba
previo a la interconexion. Gran parte de esto, sin embargo, se debe a los proyectos de
interconexién e ISA, por lo cual la aplicacion de la ley 20.936 reduce los maximos en
estos meses a no mas de 4 MMUSD. Respecto a su factor contrato, la energia inyectada
de Engie queda siempre por debajo de su energia retirada esperada, situacion que se
acentiia aun mas en el escenario ERNC, por lo cual sus peajes se ubican hacia 2021 en
torno a los 300 MUSD. De los resultados anteriores, queda implicito que si se dan los
supuestos considerados en la simulacion del sistema, Engie, con la entrada en vigencia
de los suministros a regulados en el SIC, quedara expuesta al spot por importantes
montos de energia mensuales, aumentando considerablemente su riesgo.

Los resultados expuestos previamente se pueden ver afectados de forma importante ante
un cambio en los supuestos considerados en la simulacion del sistema. Respecto a la
entrada en operacion de los dos principales proyectos de transmisién considerados, es
posible que, si éstos se retrasan, la combinacion de este suceso con el parque generador
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considerado haga que, desde la interconexion, el SIC sea un importador neto de potencia
al SING, por lo cual por ejemplo la empresa Engie no veria los peaks que se observaron
en los gréficos expuestos. Por su parte, a AES Gener que también le afectaba de forma
importante, podria ver algo mas anulados los efectos del proyecto ISA a medida que
actua el factor transitorio y de contrato. Respecto a los contratos de gas de la central
Nehuenco para los afios 2020 y 2021, si éstos finalmente no se llevaran a cabo, o fueran
celebrados sélo para alguna unidad (como en 2019), el factor contrato de Colbun se veria
algo mas aumentado a la unidad, a la vez que esa energia no inyectada podria ser
tomada por ejemplo por AES Gener o Engie favoreciendo su factor. Con respecto a esta
altima, como se expuso previamente, la central IEM no fue considerada dentro de su mix
generador, sin embargo, si ante nuevos antecedentes, Engie decidiera construir esta
central bajo su firma, y en conjunto por ejemplo con de ausencia de contratos de gas para
Nehuenco, es probable que esta empresa si vea su factor contrato bajo la unidad, sin
embargo, se debe recalcar que, en términos esperados, también sus centrales
aumentaran sus peajes totales.

Una de las principales conclusiones que quedaron a la vista de los resultados, es que
para todas las empresas consideradas, sus peajes de inyeccion en términos medios el
afio 2021, ya igualaban o se encontraban bajo a aquellos observados en 2017 previo a
la interconexidn inclusive en el escenario sin alta penetracion ERNC, por lo cual
esencialmente el periodo de mayor variacion de peajes se tiene desde la interconexién y
a lo largo del afio 2019. Por otra parte, las proporciones por concepto de peajes de
inyeccion con respecto al VATT del sistema de transmision nacional para la ley 20.936
agrupaban tan soélo un 20% entre las cuatro empresas estudiadas el afio 2021, frente al
40% que representaban sus montos para la proyeccion de la ley 19.940 en igual afio.
Esto implica que practicamente la mitad del concepto que se quiere anular al afio 2034 a
través del régimen transitorio ya se encuentra absorbido por la demanda tan solo al tercer
afio de su aplicacién. Adicionalmente se pudo comprobar que el factor contrato, a
excepcion de la empresa Engie, mostr6 una mayor relevancia durante el periodo de
estudio, siendo responsable por montos de excepcion mas altos que aquellos debido al
factor transitorio. De esta forma, y viendo las fechas de término de los contratos de
suministro para las empresas, se puede afirmar que AES Gener percibira un descenso
importante de peajes de inyeccion principalmente a finales de 2024 con el vencimiento
de contratos a regulados, quedando principalmente sus contratos con clientes libres. Para
Colbun en tanto, ya a finales de 2025 con el segundo vencimiento de suministros a
regulados, los peajes a pagar seran muy menores, solo sostenidos por los contratos con
CODELCO cuyos términos figuran en 2029 y 2044. De la misma forma, Enel también
debiera observar una disminucion drastica de sus peajes de inyeccion a finales de 2025
cuando venza el suministro a regulados a causa de la misma licitacién que las empresas
anteriores. Finalmente, para Engie, el suministro a distribuidoras del SIC, al haber sido
suscrito de forma mas reciente, tiene fecha de término recién a finales de 2032, mientras
gue sus contratos a clientes libres van quedando obsoletos de forma més gradual, por lo
cual la toma de valores menores a la unidad durante el periodo transitorio debiese ser
muy moderado hasta recién el afio 2033.

Otro de los aspectos relevantes que se pudo comprobar, es la relacion entre los peajes
de inyeccion y las caracteristicas propias de la empresa, a través de la naturaleza
tecnoldgica de sus centrales, asi como también su localizacién en el sistema eléctrico.
De esta forma, por ejemplo, en AES Gener se observaron aumentos mas importantes de
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peajes luego de la interconexion debido a la ubicacién de sus centrales en ambos
sistemas eléctricos, asi como también, se verificé que el escenario ERNC afectaba a las
empresas mayormente térmicas y particularmente a AES Gener, debido a la zona en que
este tipo de centrales eran instaladas, tomando parte de las participaciones del complejo
Guacolda. Por su parte, para las empresas Colbun y Enel, en gran parte hidraulicas, se
verifico que el escenario ERNC afectaba particularmente los peajes de inyeccion de los
meses asociados al periodo de deshielo.

Al respecto de la estimacion de los pagos asignados a demanda como traspaso de peajes
de inyeccion a causa de la ley 20.936, se constatd en una primera instancia que el cargo
anico acumulado a fines de 2021 asociado a las lineas de interconexion y aquellas con
entrada en operacion posterior al 31 de diciembre de 2018, representa un valor bajo al
ser distribuido entre toda la demanda de acuerdo al modelo de estampillado. Por su parte,
el traspaso por factor transitorio y contrato puede ser relevante debido a los montos que
se alcanzan en ciertos meses del periodo estudiado, y que se iran observando
progresivamente al alza en los afios siguientes.

Finalizado el trabajo, se logré constatar que la ley 20.936, y en patrticular el articulo
transitorio 25° referido al régimen de pago del sistema de transmision nacional deja
variados aspectos sujetos a la interpretacion debido a la falta de claridad en la aplicaciéon
practica de algunos de sus incisos. En primer lugar, al momento de identificar aquellos
actores que quedan eximidos del pago por peajes de inyeccion, mezcla los conceptos de
empresas generadores y centrales generadores, por lo cual no es directo lo que sucede
particularmente con centrales nuevas de empresas con contratos celebrados previo a la
vigencia de la nueva ley. En este mismo tépico, no queda claro lo que sucede con
sociedades pertenecientes a un grupo generador mayor como es el caso de la Empresa
Eléctrica Pehuenche S.A. y Enel, o el conjunto de empresas del grupo AES Gener. En
particular para esta memoria, se consider6 el grupo como un todo con respecto por
ejemplo a su energia inyectada, sin embargo, es posible que en la practica se consideren
las sociedades y sus centrales particulares como un actor mas, por lo cual se pueden
observar diferencias en la distribucién de peajes. Otros de los aspectos discutibles es la
utilizacién de ingresos tarifarios reales desfasados en el calculo de los peajes mensuales.
En la teoria, cuando se calculan las participaciones esperadas de las empresas por el
sistema de transmision en un sistema hidrotérmico, éstas corresponden a condiciones de
operacion particulares de la semana 0 mes en curso, por ejemplo, la demanda siendo
abastecida principalmente por energia hidraulica. A raiz de esto, los ingresos tarifarios
de energia percibidos seran concordantes con el despacho de las centrales y a su vez
con las prorratas sobre las lineas del sistema de transmision. El método particular
utilizado durante la ley 19.940 contemplaba procesos de reliquidaciones mensuales, en
los que se aseguraba que el peaje para cierto mes, correspondia efectivamente al
complemento del ingreso tarifario real percibido existiendo una correspondencia entre
todas las variables de operacion. El desfase del IT en dos meses en tanto, mezcla
condiciones de operacion que no se encuentran en concordancia, por lo cual la
asignacion del peaje con las prorratas calculadas introduce una distorsion que puede
ocasionar que ciertos actores paguen mas o menos de lo que les corresponderia, desde
al menos la perspectiva tedrica, pudiendo ser importante en aquellos meses con
congestiones de las lineas. El aspecto final que queda poco claro es la asignacion de los
montos asociados al factor contrato, como se expuso en la ultima seccién de resultados,
a diferencia del factor transitorio, en que las tablas de porcentajes son claras respecto a
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la asignacion de estos montos. De esta forma, una regla de asignacion que podria ser
interpretada, es que los montos se distribuyan en las mismas partes que los porcentajes
del factor transitorio, sin embargo, como se demostrd, esto implica que no existiria a priori
una regla para el afio 2019, con lo cual restara observar como el Coordinador Eléctrico
Nacional distribuye efectivamente estos montos en los segmentos de demanda definidos.

6.1. Trabajo futuro

Los alcances de esta memoria se enfocaron estrictamente en la aplicacién del régimen
transitorio de pago de peajes del sistema de transmision nacional definido en la ley
20.936, y observando sus efectos en el sector generacion particularmente sobre las
empresas AES Gener, Colblan, Enel y Engie. Como primer tema de trabajo futuro se
propone el estudio de la evolucion de la componente por transmision nacional de los
precios percibidos por la demanda, tanto para los clientes libres como regulados del
sistema, como el complemento al desarrollo de esta memoria. Adicionalmente, existen
aspectos de interés a estudiar en la ley 20.936 contenidos en los articulos permanentes,
tales como la introduccién de los polos de desarrollo y su impacto en los precios del
sistema asi como en los pagos por transmisidbn por este concepto y el nuevo
procedimiento de expansion de la transmision y los efectos de la planificacion con
holguras dispuesto en la ley y detallada en el futuro reglamento respectivo. Otro punto
relevante a estudiar con mayor detalle es la aplicacion efectiva del desfase de los
ingresos tarifarios reales mencionados previamente, con el fin de identificar si en la
operacion real del sistema se generan empresas afectadas de forma consistente debido
al cambio metodoldgico.
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Anexos

A: Planes de Expansion del Sistema de Transmision Troncal

Plan de Fecha de
. Obra de Transmision enfrada en
Expansion i
operacion
2011-2012 | 2x220 Encuentro - Lagunas primer circuito abr-17
Ampliacién S/E Lagunas 220kV, Banco de condensadores de 15
60MVar y cambio TTCC panos J1y J2 age-
Ampliacién S/E Encuentro 220kV, aumento de capacidad de linea
2012-2013 | 2x220 Crucero - Encuentro y cambio TTCC y tframpa de onda pano may-16
J5 S/E Crucero
S/E Seccionadora Nueva Encuentro 220 kV feb-16
Barra seccionadora S/E Tarapacd 220kV abr-16
S/E Crucero Encuentro jun-19
2013-2014 - —
Tendido segundo circuito 2x220 Encuentro - Lagunas abr-17
Extension linea 2x220 kV Crucero - Lagunas para reubicacion de
conexiones desde S/E Crucero a S/E Nueva Crucero Encuentro jun-19
2014-2015 Ampliacién de conexiones al interior de la S/E Crucero para la ) 9
reubicacién a S/E Nueva Crucero Encuentro jun-1
Ampliacién S/E Nueva Crucero Encuentro jun-19
Ampliacién y cambio de configuracion en S/E Parinacota 220kV nov-18
Incorporacién de pano de Linea 1x220kV Cdéndores - Parinacota en 18
S/E Parinacota nov-
Ampliacién y cambio de configuracion en S/E Céndores 220kV nov-18
Incorporacién de pano de Linea 1x220kV Tarapacd - Céndores en 18
S/E Céndores nov-
Ampliacién y cambio de configuracion en S/E Pozo Almonte 220kV nov-18
Seccionamiento del segundo circuito Lagunas - Crucero 2x220kV
en S/E Maria Elena nov-18
Nueva S/E Seccionadora Quillagua 220kV nov-18
Aumento de capacidad de barras en S/E Encuentro 220kV may-18
2015-2016 | Cambio de TTCC Lineas 1x220kV Encuentro - El Tesoro y El Tesoro - 18
Esperanza may-
Normalizacién conexién de pano de linea 1x220 Laberinto - El
Cobre en S/E Laberinto 220kV nov-18
Normalizacion conexién de paio de linea 2x220 Crucero - 18
Laberinto: circuito 1 en S/E Laberinto nov-
Normalizacién conexién de pano de linea 2x220 Crucero -
Laberinto: circuito 2 en S/E Laberinto 220kV nov-18
Normalizacién en S/E El Cobre 220kV nov-18
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S/E Nueva Pozo Almonte abr-19
1x220kV Nva Pozo Almonte - Pozo Aimonte abr-19
1x220kV Nva Pozo Almonte - Parinacota abr-21
1x220kV Nva Pozo Almonte - Céndores abr-21
Tabla 15: Planes de Expansion Sistema de Transmisién Troncal SING
Plan de o Fecha de
e T Obra de Transmision en’rradq_ en
operacion
2x220kv Cardones - Diego de Almagro, 1 circuito tendido nov-16
2x500kv Cardones - Maitencillo ene-19
2x500kv Maitencillo - Pan de AzUcar ene-19
2010-2011 2x500kv Pan de Azlcar - Polpaico ene-19
2x500kv Charrta - Ancoa, 1 circuito tendido ene-19
2x220kv Ciruelos - Pichirropulli, 1 circuito tendido may-18
Segundo Banco Transformadores Ancoa 500/220 750MVA sep-15
1x220kv Melipilla - Rapel oct-18
2011-2012 2x220kv Lo Aguirre - Melipilla oct-18
2x220kv Cerro Navia - Lo Aguirre ene-19
Ampliacién S/E Diego de Almagro 220kV feb-16
Ampliacién S/E Cardones 220kV ago-15
Ampliacién S/E Maitencillo 220kV ago-15
Ampliacién S/E Pan de AzUcar 220kV may-15
Ampliacién S/E Las Palmas 220kV feb-16
Ampliacién S/E Polpaico 500kV y cambio de interruptor pano
acoplador 52JR ago-15
Ampliacién S/E Cerro Navia 220kV ago-15
Cambio interruptor pano acoplador 52JR S/E Alto Jahuel feb-16
Ampliacién S/E Rapel 220kV e instalacion de interruptor 52JS oct-15
2012-2013 Ampliacién S/E Charrta 500kV y cambio de interruptor panos
acopladores 52JR1, 52JR2, 52JR3 feb-16
Ampliacién S/E Ciruelos 220kV (seccionamiento circuito restante) ene-17
Reemplazo desconectadores de los panos J3, J4y JR de la S/E
Quillota y del desconectador JR de la S/E Polpaico ago-16
Banco Transformadores Nueva Cardones 500/220 750MV A ene-19
Banco Transformadores Nueva Maitencillo 500/220 750MVA ene-19
Banco Transformadores Nueva Pan de AzUcar 500/220 750MVA ene-19
Tercer Banco Transformadores A. Jahuel 500/220 750MV A ene-18
Seccionamiento barra principal en Carrera Pinto mar-17
2013-2014 | Aumento de capacidad de linea Maitencillo - Cardones 1x220kV dic-16
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Seccionamiento barras 500kV subestaciéon Alto Jahuel mar-17
Seccionamiento barras 500kV subestacion Ancoa mar-17
Seccionamiento barras 500kV subestaciéon Charrda mar-17
Seccionamiento completo en subestacién Rahue mar-17
Subestacion Nueva Charrda dic-17
Ampliacién Ancoa 500kV mar-16
2x220kv Ciruelos - Pichirropulli, 2 circuito tendido may-18
2x220kv Cardones - Diego de Almagro, 2 circuito tendido y 16
seccionado en C. Pinfo nov-
2x500kv Pichirropulli - Puerto Montt energizada en 220kv may-21
Ampliacién S/E Carrera Pinto 220kV oct-17
Aumento de capacidad de la linea 1x220kv Cardones - Carrera 3
Pinto - Diego de Almagro mar-1
Ampliacién S/E San Andrés 220kV abr-17
Ampliacién S/E Cardones 220kV oct-17
Cambio de Interruptores 52J3 y 52J10 en S/E Alto Jahuel 220kV oct17
Cambio de Interruptores 52JS, 52JCE1, 52J6, 52J73 y 52J7 en S/E Alto

2014-2015 Jahuel 220kV oct-17
Cambio de Interruptores 52J15, 52JTé y 52J15 en S/E Charrda 220kV oct17
Cambio de Interruptores 52J23 y 52J3 en S/E Charrda 220Kv oct-17
Ampliacién S/E Temuco 220kV jul-17
Nueva S/E Seccionadora Puente Negro oct-17
Nueva S/E Nueva Dalmagro, 2x220kv Nueva Diego de Almagro - 19
Cumbres, 1x750MVA 500/220kV oct
Normalizacién en S/E Diego de Almagro 220kV nov-18
Seccionamiento de la Linea 2x220 Cardones - Carrera Pinto - Diego
de Almagro y Cambio de configuracion en S/E San Andrés 220kV jul-19
Ampliacién S/E Nueva Maitencillo 220kV ene-19
Ampliacién S/E Punta Colorada 220kV ene-19
Ampliacién S/E Nueva Pan de AzUcar 220kV ene-19
Normalizacién en S/E Pan de AzUcar 220kV nov-18
Seccionamiento del segundo circuito de la linea Pan de Azdcar - 18
Las Palmas 2x220kV en S/E Don Goyo nov-

2015-2016 - - - — - ;
Seccionamiento del primer circuito de la linea Pan de Azucar - Las :
Palmas 2x220kV en S/E La Cebada nov-18
Normalizacién pano J12 en S/E Polpaico 220kV y Normalizacion en U-19
S/E Los Maquis 220kV Juk
Ampliacién S/E Quilapilin 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Chena 220kV nov-18
Normalizacion de paios J3 y J4 en S/E Chena 220kV nov-18
Seccionamiento del segundo circuito de la linea Polpaico - Lo 18
Aguirre 2x500kV en S/E Lo Aguirre 500kV nov-
Normalizacién en S/E Alto Jahuel 220kV feb-18
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Az(Ucar

Normalizacién de panos J3y J10 en S/E Alto Jahuel 220kV feb-18
Ampliacién y Cambio de configuracién en S/E Maipo 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Candelaria 220kV y Nueva Compensacion

Serie en S/E Puente Negro 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Ancoa 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Charrla 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Duqueco 220kV may-19
S/E Seccionadora Nueva Valdivia 220kV oct-18
Ampliacion y Cambio de configuracion en S/E Melipulli 220kV nov-18
Normalizacién en S/E Puerto Montt 220kV sep-18
2do Banco de Transformadores 500/220kV 750MVA en Nueva

Cardones mar-20
2do Banco de Transformadores 500/220kV 750MVA en Nueva

Maitencillo mar-20
2do Banco de Transformadores 500/220kV 750MVA en Nueva Pan

de Azlcar mar-20
S/E Seccionadora Nueva Lampa 220kV may-19
2x220kv Nueva Maitencillo - Punta Colorada - Nueva Pan de .

Tabla 16: Planes de Expansion Sistema de Transmision Troncal SIC

B: VATT Sistema de Transmision Nacional a enero de 2017

Linea AVl enel7 COMA enel7 | VATT enel7/
[MUSD] [MUSD] [MUSD]
Parinacota 220 - Céndores 220 6678.3 1114.5 7792.9
Céndores 220 - Tarapacd 220 1921.1 361.8 2283.0
Tarapacd 220 - Lagunas 220 1241.0 223.6 1464.6
Tarapacd 220 - Lagunas 220 1251.3 227.0 1478.3
Pozo Aimonte 220 - Lagunas 220 1577.3 320.0 1897.4
Lagunas 220 - Nueva Victoria 220 577.6 118.6 696.3
Nueva Victoria 220 - Crucero 220 2269.6 450.6 2720.2
Lagunas 220 - Quillagua 220 1923.9 346.5 2270.4
Quillagua 220 - Maria Elena 220 1319.3 248.3 1567.6
Maria Elena 220 - Crucero 220 579.5 130.6 710.1
Crucero 220 - Encuentro 220 542.2 111.8 654.0
Crucero 220 - Encuentro 220 634.5 123.7 758.2
Crucero 220 - Laberinto 220 4011.9 630.7 4642.5
Crucero 220 - Laberinto 220 4038.9 637.5 4676.4
Encuentro 220 - El Tesoro 220 2217.4 415.6 2633.0
El Tesoro 220 - Esperanza 220 676.4 133.1 809.5
El Cobre 220 - Laberinto 220 781.7 145.9 927.6
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Encuentro 220 - Atacama 220 2391.6 330.3 2721.9
Encuentro 220 - Atacama 220 2387.0 327.7 2714.7
Salar 220 - Calama 220 969.0 198.0 1166.9
Crucero 220 - Salar 220 1872.7 336.2 2208.9
Crucero 220 - Chugquicamata 220 1601.6 272.2 1873.8
Chuquicamata 220 - Salar 220 887.0 209.1 1096.0
Atacama 220 - O'Higgins 220 2527.7 466.8 2994.5
Diego de AlImagro 220 - Carrera Pinto 220 2099.1 305.5 2404.6
Carrera Pinto 220 - San Andrés 220 1749.7 259.4 2009.1
San Andrés 220 - Cardones 220 1510.3 224.4 1734.7
Cardones 220 - Maitencillo 220 2360.9 326.8 2687.7
Cardones 220 - Maitencillo 220 2303.1 309.8 2612.9
Cardones 220 - Maitencillo 220 2298.5 310.6 2609.1
Maitencillo 220 - Punta Colorada 220 2048.8 287.6 2336.4
Maitencillo 220 - Punta Colorada 220 2046.9 287.6 2334.5
Punta Colorada 220 - Pan de AzUcar 220 2264.9 339.6 2604.6
Punta Colorada 220 - Pan de AzUcar 220 2267.7 337.9 2605.7
Pan de AzUcar 220 - Don Goyo 220 1513.1 247.5 1760.5
Don Goyo 220 - Talinay 220 778.9 126.3 905.2
Talinay 220 - Las Palmas 220 862.7 131.4 994.2
Pan de AzUcar 220 - La Cebada 220 2264.9 308.9 2573.9
La Cebada 220 - Monte Redondo 220 598.1 97.3 695.4
Monte Redondo 220 - Las Palmas 220 610.3 104.1 714.4
Las Palmas 220 - Los Vilos 220 1685.4 247.5 1932.9
Las Palmas 220 - Los Vilos 220 1669.6 242 .4 1911.9
Los Vilos 220 - Nogales 220 2030.1 285.0 2315.2
Los Vilos 220 - Nogales 220 2030.1 285.0 2315.2
Nogales 220 - Polpaico 220 368.0 60.6 428.6
Nogales 220 - Polpaico 220 368.0 60.6 428.6
Quillota 220 - Polpaico 220 2728.9 371.2 3100.1
Quillota 220 - Polpaico 220 2720.5 367.0 3087.5
Polpaico 500 - Polpaico 220 2009.4 312.3 2321.8
Polpaico 500 - Polpaico 220 2133.0 326.8 2459.8
Polpaico 220 - Los Maquis 220 1366.8 216.8 1583.5
Polpaico 220 - El Liano 220 992.2 154.5 1146.7
Los Maquis 220 - El Liano 220 1099.4 172.4 1271.8
Polpaico 500 - Alto Jahuel 500 5383.5 721.1 6104.6
Polpaico 500 - Alto Jahuel 500 5835.5 801.3 6636.8
Polpaico 220 - Lampa 220 540.4 92.2 632.5
Lampa 220 - Cerro Navia 220 1738.5 241.5 1980.0
Polpaico 220 - Cerro Navia 220 2419.6 344.8 2764.4
Cerro Navia 220 - Melipilla 220 1307.2 169.0 1476.1
Cerro Navia 220 - Melipilla 220 1413.4 181.8 1595.1
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Melipilla 220 - Rapel 220 1153.4 157.9 1311.3
Melipilla 220 - Rapel 220 1148.8 157.0 1305.8
Cerro Navia 220 - Chena 220 1053.7 178.4 1232.1
Cerro Navia 220 - Chena 220 1069.6 180.1 1249.6
Chena 220 - Alto Jahuel 220 1324.9 202.3 1527.1
Chena 220 - Alto Jahuel 220 1326.7 204.0 1530.7
Chena 220 - El Rodeo 220 1105.0 137.4 1242.4
Chena 220 - El Rodeo 220 287.0 38.4 325.4
El Rodeo 220 - Alto Jahuel 220 552.5 88.8 641.2
El Rodeo 220 - Alto Jahuel 220 552.5 87.9 640.4
Alto Jahuel 500 - Alto Jahuel 220 2433.7 361.0 2794.7
Alto Jahuel 500 - Alto Jahuel 220 2144.5 310.6 2455.1
Alto Jahuel 500 - Ancoa 500 14845.6 1758.0 16603.6
Alto Jahuel 500 - Ancoa 500 11737.4 1403.0 13140.4
Alto Jahuel 220 - Maipo 220 706.2 127.2 833.4
Alto Jahuel 220 - Maipo 220 572.1 100.7 672.8
Maipo 220 - Candelaria 220 1746.9 227.9 1974.8
Maipo 220 - Candelaria 220 1820.5 241.5 2062.0
Candelaria 220 - ColbuUn 220 6447.3 747.6 7194.9
Candelaria 220 - Colbun 220 6433.3 749.3 7182.6
Colbun 220 - Ancoa 220 778.0 134.8 9212.8
ltfahue 220 - Ancoa 220 1820.5 262.0 2082.5
ltahue 220 - Ancoa 220 1812.1 262.8 2075.0
Ancoa 500 - Ancoa 220 2513.2 378.1 2891.3
Ancoa 500 - Charrua 500 10545.7 1350.9 11896.6
Ancoa 500 - Charrga 500 13255.0 1714.5 14969.4
Charrta 500 - Charrda 220 2109.0 311.5 2420.5
Charrta 500 - Charrda 220 2133.0 320.9 2453.9
Charrta 500 - Charrda 220 2301.6 335.4 2636.9
Charrta 220 - Hualpén 220 2860.3 460.8 3321.1
Charrta 220 - Lagunillas 220 3819.0 526.5 4345.5
Charrta 220 - Tap Laja 220 654.0 120.3 774.4
Tap Laja 220 - Duqueco 220 3604.7 605.1 4209.8
Duqgueco 220 - Temuco 220 999.7 185.2 1184.9
Charrta 220 - Mulchén 220 396.9 81.9 478.8
Charrda 220 - Mulchén 220 402.5 84.5 487.0
Mulchén 220 - Cautin 220 443.5 94.7 538.2
Mulchén 220 - Cautin 220 450.0 98.1 548.1
Cautin 220 - Ciruelos 220 2573.3 467.7 3041.0
Ciruelos 220 - Valdivia 220 800.3 198.8 999.2
Cautin 220 - Valdivia 220 2210.9 507.8 2718.7
Valdivia 220 - Rahue 220 2303.1 415.6 2718.7
Rahue 220 - Puerto Monftt 220 2483.9 453.2 2937.0
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Valdivia 220 - Pichirrahue 220 2125.2 367.0 2492.1
Pichirrahue 220 - Puerto Montt 220 2415.9 396.0 2811.8
Puerto Montt 220 - Melipulli 220 438.8 100.7 539.5
Melipulli 220 - Chiloé 220 4006.3 562.4 4568.6
Lo Aguirre 500 - Lo Aguirre 220 2109.0 311.5 2420.5
Lagunas 220 — Encuentro 220 - - 7012.0
Ancoa 500 — Alto Jahuel 500 - - 28926.6
Ciruelos 220 — Pichirropulli 220 - - 9296.3
Nueva Cardones 500 — Nueva Cardones 220 - - 874.8
Nueva Maitencillo 500 — Nueva Maitencillo 220 - - 874.8
Nueva Pan de AzUcar 500 - Nueva Pan de - - 874.8
AzUcar 220

Nueva Charria 500 — Nueva Charria 220 - - 6653.2
Ancoa 500 - Ancoa 220 - - 1763.0
Alto Jahuel 500 — Alto Jahuel 220 - - 3055.4
Los Changos 220 — Kapatur 220 - - 1646.4
Los Changos 500 — Nueva Crucero Encuentro - - 7929.8
500

Nueva Crucero Encuentro 500 — Nueva Crucero - - 3703.9
Encuentro 220

Los Changos 500 — Los Changos 220 - - 1893.7
Cumbres 220 — Nueva Diego de Almagro 220 - - 2197.2
Cumbres 500 — Cumbres 220 - - 3295.8
Pichirropulli 500 — Puerto Montt 500 - - 10731.6
Charrda 500 — Ancoa 500 - - 17275.2
Diego de Almagro 220 — Carrera Pinto 220 - - 5585.9
Carrera Pinto 220 — Cardones 220 - - 5585.9
Cardones 500 — Maitencillo 500 - - 12498.9
Maitencillo 500 — Pan de AzUcar 500 - - 18139.1
Pan de AzUcar 500 - Polpaico 500 - - 31652.1
Melipilla 220 — Rapel 220 - - 4460.5
Melipilla 220 — Lo Aguirre 220 - - 2831.1
Lo Aguirre 220 — Cerro Navia 220 - - 9586.9

Tabla 17: VATT Sistema de Transmision Nacional a enel?

C: Pargque generador y Costos variables

Central Tecnologia CV Central Tecnologia CVv
LOSCONDORES Hidrdulica 0.0 CALLECALLE Térmica 109.8
LA MINA Hidrdulica 0.0 CAMPICHE Térmica 33.2
CIPRESES Hidrdulica 0.0 CANDELARIA B1 DIE Térmica 189.5
OJOSDEAGUA Hidrdulica 0.0 CANDELARIA B2 DIE Térmica 189.5
ISLA Hidrdulica 0.0 | CANETE Térmica 125.9
CURILLINQUE Hidrdulica 0.0 | CARDONES Térmica 120.5
LOMAALTA Hidrdulica 0.0 CASABLANCAI Térmica 128.0
LOSHIERROS Hidrdulica 0.0 | CASABLANCA?2 Térmica 128.0
LOSHIERROS 2 Hidrdulica 0.0 | CELCO1 Térmica 10.0
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ROBLERIA Hidrdulica 00 | CELCO2 Térmica 40.2
PEHUENCHE Hidrdulica 0.0 | CELCO3 Térmica 103.2
COLBUN Hidrdulica 0.0 | CEMENTOSBIOBIO Térmica 67.4
CHIBURGO Hidrdulica 0.0 | CENIZAS Térmica 189.7
SAN CLEMENTE Hidrdulica 0.0 CHILOE Térmica 156.5
MACHICURA Hidrdulica 0.0 | CHOLGUAN1 Térmica 25.5
SANIGNACIO Hidrdulica 0.0 | CHOLGUAN?2 Térmica 108.8
ELTORO Hidrdulica 0.0 CHUFKEN Térmica 125.9
ABANICO Hidrdulica 0.0 | CHUYACA Térmica 118.5
ANTUCO Hidrdulica 0.0 | CMPC CORDILLERA 1 Térmica 1.4

RUCUE Hidrdulica 0.0 | CMPC CORDILLERA 2 Térmica 36.9
QUILLECO Hidrdulica 0.0 | CMPC CORDILLERA 3 Térmica 156.2
TUCAPEL Hidrdulica 0.0 | CMPCLAJA I Térmica 0.0

LAJA| Hidrdulica 0.0 | CMPC LAJA?2 Térmica 36.9
EL DIUTO Hidrdulica 0.0 CMPC LAJA 3 Térmica 131.9
HORNITOS Hidrdulica 0.0 | CMPC PACIFICO 1 Térmica 0.0

JUNCAL Hidrdulica 0.0 | CMPC PACIFICO 2 Térmica 32.3
BLANCO Hidrdulica 0.0 | CMPC PACIFICO 3 Térmica 135.0
LOSQUILOS Hidrdulica 0.0 | CMPC SANTA FE Térmica 41.1

CHACABUQUITO Hidrdulica 0.0 | CMPCTISSUE Térmica 92.6
RAPEL Hidrdulica 0.0 | COLIHUES Térmica 77.1

CANUTILLAR Hidrdulica 0.0 COLMITO DIE Térmica 115.9
RALCO Hidrdulica 0.0 | CONCON Térmica 119.8
PALMUCHO Hidrdulica 0.0 CONSTI1-EGEN Térmica 162.1
PANGUE Hidraulica 0.0 | CONTULMO Térmica 125.9
ANGOSTURA Hidrdulica 0.0 CURACAUTIN Térmica 125.9
LAHIGUERA Hidrdulica 0.0 CURAUMA Térmica 128.0
CONFLUENCIA Hidrdulica 0.0 | CURICO Térmica 35.3
ALFALFAL 2 Hidrdulica 0.0 DALMAGRO Térmica 137.4
ANCOA Hidrdulica 0.0 | DANISCO Térmica 123.3
LAS LAJAS Hidrdulica 0.0 | DEGAN Térmica 123.2
LAS NIEVES Hidrdulica 0.0 E PACIFICO Térmica 53.4
NUBLE Hidrdulica 0.0 | EAGON Térmica 125.9
SAN PEDRO Hidrdulica 0.0 EL CANELO 1 Térmica 123.3
ALFALFAL Hidrdulica 0.0 | ELMOLLE Térmica 22.7
ALLIPEN Hidrdulica 0.0 EL PENON Térmica 109.9
ALTORENAICO Hidrdulica 0.0 EL TOTORAL Térmica 119.7
AUX DEL MAIPO Hidrdulica 0.0 ELSALVADOR TG Térmica 167.2
BOQUIAMARGO Hidrdulica 0.0 | EMELDA 1 Térmica 312.5
BUREO Hidrdulica 0.0 | EMELDA 2 Térmica 334.9
CALLAO Hidrdulica 0.0 | ENERGIA BIOBIO Térmica 41.1

CAPULLO Hidrdulica 0.0 ENERGIA LEON Térmica 41.1

CARENA Hidrdulica 0.0 | ESCUADRON Térmica 38.6
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CARILAFQUEN Hidrdulica 0.0 ESPERANZA DS1 Térmica 296.1
CH ARRAYAN Hidrdulica 0.0 | ESPERANZA DS2 Térmica 282.7
CHACAYES 1 Hidrdulica 0.0 ESPERANZA TG Térmica 396.5
CHACAYES 2 Hidrdulica 0.0 | ESTANCILLA Térmica 144.8
CHANLEUFU Hidrdulica 0.0 | GUACOLDA1 Térmica 28.9
COLLIL Hidrdulica 0.0 | GUACOLDA 2 Térmica 29.0
COLORADO Hidrdulica 0.0 | GUACOLDA3 Térmica 25.5
CONTRA Hidrdulica 0.0 | GUACOLDA 4 Térmica 29.1

COYA Hidrdulica 0.0 | GUACOLDA 5 Térmica 29.1

CUMPEO Hidrdulica 0.0 | HBS Térmica 41.1

CURILEUFU | Hidrdulica 0.0 | HORCONES TG DIE Térmica 144.4
CURILEUFU i Hidrdulica 0.0 | HUASCO TG Térmica 140.1
DON WALTERIO Hidrdulica 0.0 JCE Térmica 125.9
DONA HILDA Hidrdulica 0.0 LAGVERDE TG Térmica 113.4
DONGO Hidrdulica 0.0 LAGVERDE TV Térmica 167.0
DONGUIL Hidrdulica 0.0 | LAJA-EVE1 Térmica 0.0

EL AGRIO Hidrdulica 0.0 LAJA-EVE 2 Térmica 44 .4
EL CANELO Hidrdulica 0.0 | LAS VEGAS Térmica 118.5
EL GALPON Hidrdulica 0.0 | LASPAMPAS Térmica 22.7
EL LLANO Hidrdulica 0.0 LAUTARO 1 Térmica 34.4
EL MANZANO Hidrdulica 0.0 | LAUTARO 2 Térmica 40.6
EL MIRADOR Hidrdulica 0.0 LAUTARO2 Térmica 35.2
EL PASO Hidrdulica 0.0 | LEBU Térmica 125.9
EL RINCON Hidrdulica 0.0 LICANTEN 1 Térmica 0.0

EL TARTARO Hidrdulica 0.0 LICANTEN 2 Térmica 63.0
ENSENADA Hidrdulica 0.0 LINARES Térmica 121.7
EYZAGUIRRE Hidrdulica 0.0 LONQUIMAY Térmica 125.9
FLORIDA Hidrdulica 0.0 | LOS ALAMOS Térmica 125.9
GUAYACAN Hidrdulica 0.0 | LOS GUINDOS Térmica 117.3
HIDRO BONITO MC1 Hidrdulica 0.0 LOS SAUCES | Térmica 125.9
HIDRO BONITO MC2 Hidrdulica 0.0 | LOSSAUCESII Térmica 125.9
ITATA Hidrdulica 0.0 LOSCOLORADOS 1 Térmica 11.6
JUNCALITO Hidrdulica 0.0 | LOSCOLORADOS 2 Térmica 10.3
LA ARENA Hidrdulica 0.0 LOSPINOS Térmica 136.7
LA MONTANA Hidrdulica 0.0 LOSVIENTOS TG Térmica 106.6
LA PALOMA Hidrdulica 0.0 LOUISIANA PAN Térmica 123.3
LAS FLORES Hidrdulica 0.0 | MASISA Térmica 41.1

LAS VERTIENTES Hidrdulica 0.0 MAULE Térmica 162.1
LICAN Hidrdulica 0.0 | MONTEPATRIA Térmica 131.5
LIRCAY Hidrdulica 0.0 MULTIEXPORT1 Térmica 123.3
LLAUQUEREO Hidrdulica 0.0 | MULTIEXPORT2 Térmica 123.3
LOS BAJOS Hidrdulica 0.0 | NEHUENCO 1 DIE Térmica 111.7
LOS COLONOS Hidrdulica 0.0 | NEHUENCO 1 GNLTP Térmica 0.0
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LOS CORRALES 1 Hidrdulica 0.0 NEHUENCO 2 DIE Térmica 111.6
LOS CORRALES 2 Hidrdulica 0.0 | NEHUENCO 2 GNLTP Térmica 0.0
LOSMOLLES Hidrdulica 0.0 NEHUENCO 9B B Térmica 188.2
LOSMORROS Hidrdulica 0.0 | NEHUENCO 9B P Térmica 212.1
LOSPADRES Hidrdulica 0.0 | NEWEN Térmica 282.8
MAISAN Hidrdulica 0.0 | NRENCA DIE Térmica 73.6
MAITENES Hidrdulica 0.0 NUEVA ALDEA 1 Térmica 25.0
MALALCAHUELLO Hidrdulica 0.0 NUEVA ALDEA 3 Térmica 0.0
MALLARAUCO Hidrdulica 0.0 NUEVA VENTANAS Térmica 32.6
MAMPIL Hidrdulica 0.0 OLIVOS 1 Térmica 122.0
MARIA ELENA Hidrdulica 0.0 | OLIVOS 2 Térmica 161.3
MARIPOSAS Hidrdulica 0.0 ORAFTI Térmica 125.9
MCH DOSAL Hidrdulica 0.0 | P COLORADA F OIL Térmica 88.0
MOLINERA Hidrdulica 0.0 | PETROPOW 1 Térmica 3.9
VILLARRICA

MUCHI Hidrdulica 0.0 | PLACILLA Térmica 113.6
MULCHEN Hidrdulica 0.0 PUNITAQUI Térmica 131.5
MUNILQUE 1 Hidraulica 0.0 | QUELLON2 Térmica 127.5
MUNILQUE 2 Hidrdulica 0.0 | QUINTAY Térmica 114.2
NALCAS Hidrdulica 0.0 QUINTERO CAT1 DIE Térmica 95.7
PANGUIPULLI Hidrdulica 0.0 QUINTERO CA2 DIE Térmica 95.7
PEHUI Hidrdulica 0.0 RASO POWER Térmica 169.7
PEUCHEN Hidrdulica 0.0 RENCA Térmica 144.8
PICHILONCO Hidrdulica 0.0 | REY Térmica 150.1
PICOIQUEN Hidraulica 0.0 | SANGREGORIO Térmica 121.7
PILMAIQUEN Hidrdulica 0.0 SANISIDRO 2 DIE Térmica 82.5
PROVIDENCIA Hidrdulica 0.0 SANISIDRO 2 GNL Térmica 46.0
PUCLARO Hidrdulica 0.0 SANISIDRO 2 GNL FA Térmica 66.7
PULELFU Hidrdulica 0.0 SANISIDRO DIE Térmica 98.9
PULLINQUE Hidrdaulica 0.0 | SANISIDRO GNL Térmica 60.7
PUNTILLA Hidrdulica 0.0 SANISIDRO GNL FA Térmica 66.7
PURISIMA Hidrdulica 0.0 SANLORENZO 1 Térmica 213.0
QUELTEHUES Hidrdulica 0.0 | SANLORENZO 2 Térmica 234.2
QUILLAILEO Hidraulica 0.0 | SANLORENZO 3 Térmica 176.8
RECA Hidrdulica 0.0 | SANTAFE 1 Térmica 14.8
RENAICO Hidrdulica 0.0 | SANTAFE 2 Térmica 26.5
RIO COLORADO Hidrdulica 0.0 SANTAFE 3 Térmica 36.9
RIO HUASCO Hidrdulica 0.0 | SANTAFE 4 Térmica 46.4
RIO TRUENO Hidrdulica 0.0 SANTA LIDIATG Térmica 107.8
RUCATAYO Hidrdulica 0.0 SANTA MARIA Térmica 29.4
SAN ANDRES Hidrdulica 0.0 SANTA MARTA Térmica 15.0
SAUCEANDES Hidrdulica 0.0 | SKRETTING Térmica 123.3
SAUZAL 1 Hidrdulica 0.0 | SKRETTING O Térmica 123.3
SAUZAL 2 Hidrdulica 0.0 | STAIRENE Térmica 22.7
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TRAILELFU Hidrdulica 0.0 | TALTAL 1 DIE Térmica 107.2
TRANQUIL Hidrdulica 0.0 | TALTAL 2 DIE Térmica 107.2
TRUFULTRUFUL Hidrdulica 0.0 | TAMM Térmica 22.7
VINA TARAPACA Hidrdulica 0.0 | TAPIHUE Térmica 119.3
VOLCAN Hidrdulica 0.0 | TENO Térmica 115.6
LAHIGUERA 220 Hidrdulica 0.0 | TERMOPACIFICO Térmica 172.4
CONFLUENCIA 220 Hidrdulica 0.0 | TG CORONEL DIE Térmica 99.8
SAN ANDRES 220 Hidrdulica 0.0 | TGESPINOS 1 Térmica 114.0
EL PASO 220 Hidrdulica 0.0 | TG ESPINOS 2 Térmica 155.4
FV DIVISADERO Solar 0.0 | TIRUA Térmica 125.9
FV DONA CARMEN Solar 0.0 | TOMAVALD Térmica 128.0
FV GUANACO Solar 0.0 | TOMAVALTG Térmica 119.3
FV MALGARIDA Solar 0.0 | TRAPEN Térmica 113.4
FV STGO SOLAR Solar 0.0 | TREBAL MAPOCHO Térmica 22.7
FV VALLE SOLAR Solar 0.0 | TRONGOL Térmica 125.9
FV OPDE Solar 0.0 | VALDIVIA 1 Térmica 0.0
FV PAMPA Solar 0.0 | VALDIVIA 2 Térmica 18.0
CAMARONES
FV PELICANO Solar 0.0 | VALDIVIA 3 Térmica 32.2
FV SOL DE VALLENAR Solar 0.0 | VALDIVIA 4 Térmica 68.4
FV ALTURAS DE Solar 0.0 | VENTANAS 1 Térmica 35.1
OVALLE
FV BELLAVISTA Solar 0.0 | VENTANAS 2 Térmica 32.9
FV BOCO Solar 0.0 | VINALES 1 Térmica 16.0
FV CARDONES Solar 0.0 | VINALES 2 Térmica 38.0
FV CHAKA | Solar 0.0 | VINALES 3 Térmica 45.0
FV CHAKA I Solar 0.0 | WATTS | Térmica 123.3
FV CHANARES Solar 0.0 | WATTS I Térmica 123.3
FV CHUCHINI Solar 0.0 | YUNGAY 1 DIE Térmica 304.8
FV CONEJO 1 Solar 0.0 | YUNGAY 2 DIE Térmica 276.6
FV CORDILLERILLA Solar 0.0 | YUNGAY 3 DIE Térmica 298.8
FV CPINTO | Solar 0.0 | YUNGAY 4 DIE Térmica 357.0
FV CPINTO I Solar 0.0 | FV ARICASOLAR 1 SING Solar 0.0
FV DALMAGRO Solar 0.0 | FV ARICASOLAR 2 SING Solar 0.0
FV EL DIVISADERO Solar 0.0 | FV CERRO DOMINADOR Solar 0.0
SING
FV EL PAICO Solar 0.0 | FV HUATACONDO SING Solar 0.0
FV EL ROMERO Solar 0.0 | FV LASCAR 1 SING Solar 0.0
FV ELPILAR Solar 0.0 | FV LASCAR 2 SING Solar 0.0
FV ESPERANZA Solar 0.0 FV PARUMA SING Solar 0.0
FV HORMIGA SOLAR Solar 0.0 | FV PULAR SING Solar 0.0
FV HORNITOS Solar 0.0 | FV QUILLAGUA I SING Solar 0.0
FV JAVIERA Solar 0.0 | FV QUILLAGUA Il SING Solar 0.0
FV LA CHAPEANA Solar 0.0 FV QUILLAGUA 1l SING Solar 0.0
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FV LA SILLA Solar 0.0 FV USYA SING Solar 0.0
FV LAGUNILLA Solar 0.0 FV ANDES SOLAR SING Solar 0.0
FV LALACKAMA Solar 0.0 FV BLUE SKY | SING Solar 0.0
FV LALACKAMA 2 Solar 0.0 FV BLUE SKY II SING Solar 0.0
FV LAS ARAUCARIAS Solar 0.0 FV BOLERO | SING Solar 0.0
FV LAS MOLLACAS Solar 0.0 FV BOLERO Il SING Solar 0.0
FV LAS TERRAZAS Solar 0.0 FV BOLERO Il SING Solar 0.0
FV LLANO LLAMPOS Solar 0.0 FV BOLERO IV SING Solar 0.0
FV LOMA LOS Solar 0.0 FV ELAGUILA SING Solar 0.0
COLORADOS
FV LOMAS Solar 0.0 | FV FINIS TERRAE | SING Solar 0.0
COLORADAS
FV LOS LOROS Solar 0.0 FV FINIS TERRAE Il SING Solar 0.0
FV LUNA DEL NORTE Solar 0.0 FV JAMA 1 SING Solar 0.0
FV LUZ DEL NORTE Solar 0.0 FV JAMA Il SING Solar 0.0
FV PAMA Solar 0.0 FV LAHUAYCA SING Solar 0.0
FV PAMPA SOLAR Solar 0.0 FV LOS PUQUIOS SING Solar 0.0
FV QUILAPILUN Solar 0.0 FV MARIA ELENA SING Solar 0.0
FV SALVADOR Solar 0.0 FV PAMPACAMARONES Solar 0.0
1 SING
FV SAN ANDRES Solar 0.0 FV PICA | SING Solar 0.0
FV SAN PEDRO Solar 0.0 FV POZO ALMONTE 1 Solar 0.0
SING
FV SANTA JULIA Solar 0.0 FV POZOALMONTE 2 Solar 0.0
SING
FV SDGxO01 Solar 0.0 FV POZOALMONTE 3 Solar 0.0
SING
FV SOL DEL NORTE Solar 0.0 FV URIBE SOLAR SING Solar 0.0
FV STA CECILIA Solar 0.0 EOLICA SIERRA GORDA Edlica 0.0
SING
FV T ALTAMIRA Solar 0.0 EOLICA VVIENTOS SING Edlica 0.0
FV TAMBO REAL Solar 0.0 CERRO DOMINADOR Térmica 0.0
SING
FV TILTIL SOLAR Solar 0.0 IEM SING Térmica 40.1
FV VALLELAND Solar 0.0 ANG | SING Térmica 31.6
EOLICA CABO LEONES Edlica 0.0 ANG Il SING Térmica 30.1
|
EOLICA CABO LEONES Edlica 0.0 CAVASING Térmica 0.0
Il
EOLICA CABO LEONES Edlica 0.0 CCI1d SING Térmica 80.3
I
EOLICA SARCO Edlica 0.0 | CC2dSING Térmica 80.3
EOLICA AURORA Edlica 0.0 CHAP SING Térmica 0.0
EOLICA ALENA Edlica 0.0 COCHRANE 1 SING Térmica 42.5
EOLICA MALLECO Edlica 0.0 COCHRANE 2 SING Térmica 42.5
EOLICA NEGRETE Edlica 0.0 CTA SING Térmica 29.5
EOLICA ESPERANZA Edlica 0.0 CTH SING Térmica 30.9
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EOLICA TCHAMMA Edlica 0.0 CTM1 SING Térmica 29.8
EOLICA CERRO TIGRE Edlica 0.0 CTM2 SING Térmica 29.0
EOLICA CAMAN Edlica 0.0 CTTAR SING Térmica 32.0
EOLICA CKANI Edlica 0.0 CUMMINS SING Térmica 121.5
EOLICA LOMAS Edlica 0.0 DEUTZ SING Térmica 133.2
DUQUECO
EOLICA COIHUE Edlica 0.0 ESTANDARTES 13 SING Térmica 101.6
EOLICA PUELCHE SUR Edlica 0.0 ESTANDARTES 7 12 SING Térmica 102.8
EOLICA CANELA Edlica 0.0 GEO CERRO PABELLON Térmica 0.0
SING
EOLICA CANELA2 Edlica 0.0 GMAR SING Térmica 101.1
EOLICA EL ARRAYAN Edlica 0.0 INACAL SING Térmica 137.0
EOLICA HUAJACHE Edlica 0.0 INGENOVA SING Térmica 179.1
EOLICA LA ESPERANZA Edlica 0.0 KELAR SING Térmica 70.2
EOLICA LAS PENAS Edlica 0.0 MTAR SING Térmica 103.2
EOLICA LEBU Edlica 0.0 M2AR SING Térmica 102.9
EOLICA LEBU 2 Edlica 0.0 | MAIQ SING Térmica 69.0
EOLICA LOS BUENOS Edlica 0.0 MHAH SING Térmica 0.0
AIRES
EOLICA LOS CURUROS Edlica 0.0 | MHSR SING Térmica 0.0
EOLICA MONTE Edlica 0.0 MHT2 SING Térmica 0.0
REDONDO
EOLICA NEGRETE CUEL Edlica 0.0 MIIQ SING Térmica 99.9
EOLICA P COLORADA Edlica 0.0 MIMB SING Térmica 119.4
EOLICA PUNTA Edlica 0.0 | MSIQ SING Térmica 58.5
PALMERAS
EOLICA RAKI Edlica 0.0 NORACID SING Térmica 2.0
EOLICA RENAICO Edlica 0.0 NTO1 SING Térmica 25.1
EOLICA SAN JUAN Edlica 0.0 NTO2 SING Térmica 24.8
EOLICA SAN PEDRO Edlica 0.0 PORTADA SING Térmica 134.2
EOLICA SAN PEDRO I Edlica 0.0 | SUIQSING Térmica 107.0
EOLICA TALINAY Edlica 0.0 | TAMAYASSING Térmica 60.5
ORIENTE
EOLICA TALINAY Edlica 0.0 | TG1 SING Térmica 121.6
PONIENTE
EOLICA TALTAL Edlica 0.0 | TG2SING Térmica 121.6
EOLICA TOTORAL Edlica 0.0 | TG3d SING Térmica 96.1
EOLICA UCUQUER Edlica 0.0 |TGIQSING Térmica 115.2
EOLICA UCUQUER 2 Edlica 0.0 | TGTARSING Térmica 126.3
ACONCAGUA GNL Térmica 0.0 | UI0SING Térmica 62.6
CAMPESINO Térmica 0.0 | U1TSING Térmica 62.6
CTM3 GNL SIC Térmica 59.3 | U12SING Térmica 33.6
DONA CARMEN Térmica 143.5 | U133 SING Térmica 32.2
ANCALI Térmica 41.1 | UT4 SING Térmica 29.0
ANDES Térmica 77.1 | UI5SING Térmica 28.0
ANTILHUE TG 1 Térmica 155.0 | UT16 GNL SING Térmica 33.3
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ANTILHUE TG 2 Térmica 155.0 | UJINAT SING Térmica 82.9
ARAUCO 1 Térmica 40.0 | UJINA2 SING Térmica 83.6
ARAUCO 2 Térmica 70.0 | UJINA3 SING Térmica 81.3
ARAUCO 3 Térmica 100.0 | UJINA4 SING Térmica 82.3
BIOCRUZ Térmica 119.3 | UJINAS5 SING Térmica 84.2
BIOMAR Térmica 123.3 | UJINAG SING Térmica 82.8
BOCAMINA 1 Térmica 37.0 | ZOFRI 1 SING Térmica 104.7
BOCAMINA 2 Térmica 33.8 | ZOFRI 2 5SING Térmica 101.8
ZOFRI 6 SING Térmica 943
Tabla 18: Parque generador y Costos variables
D: Perfiles centrales edlicas
Central Mes Pmax Central Mes Pmax Central Mes Pmax
EOL CANELA ene 2.7 EOL MONTE REDONDO ene 11.3 EOL TALINAY PONIENTE ene 12.7
EOL CANELA feb 2.6 EOL MONTE REDONDO feb 11.2 EOL TALINAY PONIENTE feb 11.6
EOL CANELA mar 2.3 EOL MONTE REDONDO mar 9.6 EOL TALINAY PONIENTE mar 21.5
EOL CANELA abr 2.4 EOL MONTE REDONDO abr 11.0 EOL TALINAY PONIENTE abr 13.5
EOL CANELA may 2.6 EOL MONTE REDONDO may 11.3 EOL TALINAY PONIENTE may 21.0
EOL CANELA jun 3.3 EOL MONTE REDONDO jun 12.9 EOL TALINAY PONIENTE jun 29.7
EOL CANELA jul 3.3 EOL MONTE REDONDO jul 15.0 EOL TALINAY PONIENTE jul 17.4
EOL CANELA ago 3.5 EOL MONTE REDONDO ago 13.7 EOL TALINAY PONIENTE ago 20.1
EOL CANELA sep 4.4 EOL MONTE REDONDO sep 16.4 EOL TALINAY PONIENTE sep 25.5
EOL CANELA oct 2.8 EOL MONTE REDONDO oct 12.6 EOL TALINAY PONIENTE oct 19.0
EOL CANELA nov 2.0 EOL MONTE REDONDO nov 8.4 EOL TALINAY PONIENTE nov 14.4
EOL CANELA dic 2.5 EOL MONTE REDONDO dic 10.0 EOL TALINAY PONIENTE dic 16.2
EOL CANELA2 ene 13.4 EOL NEGRETE CUEL ene 9.4 EOL TALTAL ene 20.9
EOL CANELA2 feb 12.5 EOL NEGRETE CUEL feb 10.5 EOL TALTAL feb 19.0
EOL CANELA2 mar 10.3 EOL NEGRETE CUEL mar 7.5 EOL TALTAL mar 35.4
EOL CANELA2 abr 11.1 EOL NEGRETE CUEL abr 12.1 EOL TALTAL abr 22.2
EOL CANELA2 may 13.1 EOL NEGRETE CUEL may 8.6 EOL TALTAL may 34.5
EOL CANELA2 jun 15.8 EOL NEGRETE CUEL jun 10.7 EOL TALTAL jun 48.8
EOL CANELA2 jul 16.2 EOL NEGRETE CUEL jul 9.8 EOL TALTAL jul 28.5
EOL CANELA2 ago 15.1 EOL NEGRETE CUEL ago 10.2 EOL TALTAL ago 33.0
EOL CANELA2 sep 18.4 EOL NEGRETE CUEL sep 11.9 EOL TALTAL sep 419
EOL CANELA2 oct 15.0 EOL NEGRETE CUEL oct 12.7 EOL TALTAL oct 31.2
EOL CANELA2 nov 9.6 EOL NEGRETE CUEL nov 17.9 EOL TALTAL nov 23.6
EOL CANELA2 dic 12.5 EOL NEGRETE CUEL dic 12.8 EOL TALTAL dic 26.6
EOL EL ARRAYAN ene 25.6 EOL P COLORADA ene 2.3 EOL TOTORAL ene 8.9
EOL EL ARRAYAN feb 22.8 EOL P COLORADA feb 1.8 EOL TOTORAL feb 8.9
EOL EL ARRAYAN mar 34.4 EOL P COLORADA mar 1.2 EOL TOTORAL mar 7.4
EOL EL ARRAYAN abr 46.5 EOL P COLORADA abr 0.9 EOL TOTORAL abr 9.0
EOL EL ARRAYAN may 31.8 EOL P COLORADA may 1.1 EOL TOTORAL may 8.8
EOL EL ARRAYAN jun 32.3 EOL P COLORADA jun 1.4 EOL TOTORAL jun 9.7
EOL EL ARRAYAN jul 33.2 EOL P COLORADA jul 2.0 EOL TOTORAL jul 10.9
EOL EL ARRAYAN ago 449 EOL P COLORADA ago 3.0 EOL TOTORAL ago 10.9
EOL EL ARRAYAN sep 28.7 EOL P COLORADA sep 3.3 EOL TOTORAL sep 12.9
EOL EL ARRAYAN oct 45.6 EOL P COLORADA oct 3.7 EOL TOTORAL oct 9.6
EOL EL ARRAYAN nov 16.6 EOL P COLORADA nov 3.2 EOL TOTORAL nov 7.1
EOL EL ARRAYAN dic 16.4 EOL P COLORADA dic 2.9 EOL TOTORAL dic 8.0
EOL HUAJACHE ene 3.3 EOL PUNTA PALMERAS ene 9.9 EOL UCUQUER ene 1.7
EOL HUAJACHE feb 2.4 EOL PUNTA PALMERAS feb 10.4 EOL UCUQUER feb 2.7
EOL HUAJACHE mar 2.0 EOL PUNTA PALMERAS mar 11.5 EOL UCUQUER mar 2.8
EOL HUAJACHE abr 1.8 EOL PUNTA PALMERAS abr 16.7 EOL UCUQUER abr 2.8
EOL HUAJACHE may 1.9 EOL PUNTA PALMERAS may 10.4 EOL UCUQUER may 2.5
EOL HUAJACHE jun 2.2 EOL PUNTA PALMERAS jun 10.8 EOL UCUQUER jun 2.8
EOL HUAJACHE jul 2.5 EOL PUNTA PALMERAS jul 14.9 EOL UCUQUER jul 2.1
EOL HUAJACHE ago 2.3 EOL PUNTA PALMERAS ago 16.8 EOL UCUQUER ago 2.3
EOL HUAJACHE sep 1.5 EOL PUNTA PALMERAS sep 18.2 EOL UCUQUER sep 1.9
EOL HUAJACHE oct 1.8 EOL PUNTA PALMERAS oct 17.9 EOL UCUQUER oct 1.5
EOL HUAJACHE nov 3.1 EOL PUNTA PALMERAS nov 7.6 EOL UCUQUER nov 1.7
EOL HUAJACHE dic 2.5 EOL PUNTA PALMERAS dic 6.7 EOL UCUQUER dic 1.2
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EOL LA ESPERANZA ene 58 EOL RAKI ene 3.5 EOL UCUQUER 2 ene 29
EOL LA ESPERANZA feb 4.2 EOL RAKI feb 2.0 EOL UCUQUER 2 feb 3.7
EOL LA ESPERANZA mar 3.6 EOL RAKI mar 2.5 EOL UCUQUER 2 mar 3.8
EOL LA ESPERANZA abr 3.2 EOL RAKI abr 2.7 EOL UCUQUER 2 abr 4.9
EOL LA ESPERANZA may 3.4 EOL RAKI may 2.3 EOL UCUQUER 2 may 3.1

EOL LA ESPERANZA jun 3.9 EOL RAKI jun 4.6 EOL UCUQUER 2 jun 4.2
EOL LA ESPERANZA jul 4.3 EOL RAKI jul 3.5 EOL UCUQUER 2 jul 3.8
EOL LA ESPERANZA ago 4.0 EOL RAKI ago 2.8 EOL UCUQUER 2 ago 29
EOL LA ESPERANZA sep 2.6 EOL RAKI sep 3.2 EOL UCUQUER 2 sep 2.3
EOL LA ESPERANZA oct 3.2 EOL RAKI oct 2.8 EOL UCUQUER 2 oct 2.0
EOL LA ESPERANZA nov 5.5 EOL RAKI nov 3.1 EOL UCUQUER 2 nov 1.6
EOL LA ESPERANZA dic 4.4 EOL RAKI dic 2.5 EOL UCUQUER 2 dic 1.5
EOL LAS PENAS ene 4.7 EOL RENAICO ene 24.1 EOL VVIENTOS SING ene 31.2
EOL LAS PENAS feb 3.3 EOL RENAICO feb 217 EOL VVIENTOS SING feb 30.0
EOL LAS PENAS mar 29 EOL RENAICO mar 36.1 EOL VVIENTOS SING mar 27.3
EOL LAS PENAS abr 2.5 EOL RENAICO abr 36.9 EOL VVIENTOS SING abr 23.7
EOL LAS PENAS may 2.7 EOL RENAICO may 45.2 EOL VVIENTOS SING may 22.8
EOL LAS PENAS jun 3.1 EOL RENAICO jun 40.8 EOL VVIENTOS SING jun 23.3
EOL LAS PENAS jul 3.4 EOL RENAICO jul 29.8 EOL VVIENTOS SING jul 25.7
EOL LAS PENAS ago 3.2 EOL RENAICO ago 29.1 EOL VVIENTOS SING ago 27.2
EOL LAS PENAS sep 2.1 EOL RENAICO sep 26.0 EOL VVIENTOS SING sep 25.5
EOL LAS PENAS oct 2.5 EOL RENAICO oct 24.3 EOL VVIENTOS SING oct 24.2
EOL LAS PENAS nov 4.4 EOL RENAICO nov 12.8 EOL VVIENTOS SING nov 28.9
EOL LAS PENAS dic 3.5 EOL RENAICO dic 16.3 EOL VVIENTOS SING dic 28.3
EOL LEBU ene 0.6 EOL SAN JUAN ene 83.2 EOL SIERRA GORDA SING ene 19.8
EOL LEBU feb 0.4 EOL SAN JUAN feb 59.2 EOL SIERRA GORDA SING feb 22.5
EOL LEBU mar 0.5 EOL SAN JUAN mar 50.9 EOL SIERRA GORDA SING mar 30.9
EOL LEBU abr 0.6 EOL SAN JUAN abr 45.1 EOL SIERRA GORDA SING abr 31.1
EOL LEBU may 0.7 EOL SAN JUAN may 48.3 EOL SIERRA GORDA SING may 28.8
EOL LEBU jun 0.7 EOL SAN JUAN jun 55.6 EOL SIERRA GORDA SING jun 31.7
EOL LEBU jul 0.7 EOL SAN JUAN jul 61.1 EOL SIERRA GORDA SING jul 28.7
EOL LEBU ago 0.7 EOL SAN JUAN ago 56.3 EOL SIERRA GORDA SING ago 29.3
EOL LEBU sep 0.9 EOL SAN JUAN sep 37.3 EOL SIERRA GORDA SING sep 27.1
EOL LEBU oct 1.1 EOL SAN JUAN oct 45.2 EOL SIERRA GORDA SING oct 23.1
EOL LEBU nov 0.5 EOL SAN JUAN nov 78.3 EOL SIERRA GORDA SING nov 25.2
EOL LEBU dic 0.4 EOL SAN JUAN dic 62.5 EOL SIERRA GORDA SING dic 214
EOL LEBU 2 ene 1.9 EOL SAN PEDRO ene 9.8

EOL LEBU 2 feb 1.4 EOL SAN PEDRO feb 8.9

EOL LEBU 2 mar 1.2 EOL SAN PEDRO mar 14.8

EOL LEBU 2 abr 1.0 EOL SAN PEDRO abr 15.1

EOL LEBU 2 may 1.1 EOL SAN PEDRO may 18.5

EOL LEBU 2 jun 1.3 EOL SAN PEDRO jun 16.7

EOL LEBU 2 jul 1.4 EOL SAN PEDRO jul 12.2

EOL LEBU 2 ago 1.3 EOL SAN PEDRO ago 1.9

EOL LEBU 2 sep 0.9 EOL SAN PEDRO sep 10.6

EOL LEBU 2 oct 1.0 EOL SAN PEDRO oct 9.9

EOL LEBU 2 nov 1.8 EOL SAN PEDRO nov 52

EOL LEBU 2 dic 1.5 EOL SAN PEDRO dic 6.7

EOL LOS BUENOS AIRES ene 6.6 EOL SAN PEDRO Il ene 17.8

EOL LOS BUENOS AIRES feb 5.9 EOL SAN PEDRO |l feb 16.1

EOL LOS BUENOS AIRES mar 9.8 EOL SAN PEDRO |l mar 26.7

EOL LOS BUENOS AIRES abr 10.1 EOL SAN PEDRO I abr 27.3

EOL LOS BUENOS AIRES may 12.3 EOL SAN PEDRO Il may 33.4

EOL LOS BUENOS AIRES jun 1.1 EOL SAN PEDRO Il jun 30.1

EOL LOS BUENOS AIRES jul 8.1 EOL SAN PEDRO Il jul 22.0

EOL LOS BUENOS AIRES ago 7.9 EOL SAN PEDRO |l ago 21.5

EOL LOS BUENOS AIRES sep 7.1 EOL SAN PEDRO |l sep 19.2

EOL LOS BUENOS AIRES oct 6.6 EOL SAN PEDRO I oct 18.0

EOL LOS BUENOS AIRES nov 3.5 EOL SAN PEDRO I nov 9.5

EOL LOS BUENOS AIRES dic 4.5 EOL SAN PEDRO Il dic 12.1

EOL LOS CURUROS ene 24.4 EOL TALINAY ORIENTE ene 219

EOL LOS CURUROS feb 20.4 EOL TALINAY ORIENTE feb 16.8

EOL LOS CURUROS mar 24.0 EOL TALINAY ORIENTE mar 20.0

EOL LOS CURUROS abr 31.9 EOL TALINAY ORIENTE abr 21.8

EOL LOS CURUROS may 24.2 EOL TALINAY ORIENTE may 21.5

EOL LOS CURUROS jun 26.0 EOL TALINAY ORIENTE jun 21.8

EOL LOS CURUROS jul 33.7 EOL TALINAY ORIENTE jul 21.0

EOL LOS CURUROS ago 37.1 EOL TALINAY ORIENTE ago 23.9

EOL LOS CURUROS sep 45.0 EOL TALINAY ORIENTE sep 29.0

EOL LOS CURUROS oct 40.2 EOL TALINAY ORIENTE oct 28.1

EOL LOS CURUROS nov 20.5 EOL TALINAY ORIENTE nov 13.3

EOL LOS CURUROS dic 19.4 EOL TALINAY ORIENTE dic 11.8

Tabla 19: Perfiles potencia maxima mensual centrales edlicas
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E: Contratos de Suministro

AES Gener
Término
. Empresa . Fecha de Fecha de Fecha de AplieeiEtEn en
Sistema - Cliente R . P Art. periodo
Suministradora Suscripcion Inicio Término L
Transitorio de
estudio
Compania Minera Teck v
SING AES Gener S.A. Quebrada Blanca S.A. 01/05/2013 | 01/05/2013 | 31/12/2016 x
Corporacién Nacional v <
SING AES Gener S.A. del Cobre 26/08/2011 | 15/08/2015 | 31/08/2028
SING | AES Geners.A, | OTPOracion Macional 1 5408/2011 | 01/08/2011 | 31/08/2028 v x
SING AES Gener S.A. | Minera Escondida Ltda. | 23/02/2004 | 23/02/2004 | 30/04/2017 v x
SING AES Gener S.A. SQM Salar S.A. 21/03/1997 | 21/03/1997 | 20/03/2017 v x
Empresa
SING Eléctrica Minera Escondida Ltda. | 17/03/2008 | 01/06/2011 | 30/06/2029 v x
Angamos S.A.
Empresa
SING Eléctrica Minera Spence S.A. 17/08/2008 | 01/07/2011 | 31/10/2026 v x
Angamos S.A.
Empresa < .
SING Héctica | CompaniaMineraTeck | ;15,0015 | 01/11/2016 | 31/12/2037 v x
Quebrada Blanca S.A.
Cochrane SpA
Empresa
SING Eléctrica Sierra Gorda S.C.M. 18/07/2012 | 01/11/2016 | 31/12/2034 v x
Cochrane SpA
Empresa
SING Eléctrica Sierra Gorda S.C.M. 29/06/2012 | 01/05/2013 | 31/12/2034 v x
Cochrane SpA
Empresa
SING Eléctrica SQM S.A. 01/02/2013 | 01/05/2016 | 31/12/2030 v x
Cochrane SpA
Anglo American Sur S.A. v v
SIC AES Gener S.A. (Chagres) 07/12/2007 | 01/01/2011 | 31/12/2020
Anglo American Sur S.A. v v
SIC AES Gener S.A. (El Soldado) 07/12/2007 | 01/04/2011 | 31/12/2020
SIC | AES Geners.A, | Anglo American SUrS.A- g1 0008 | 01/08/2010 | 31/12/2020 v v
(Los Bronces)
SIC | AES Geners.A. | COMeMOsPOIRAICO T 99/67/2008 | 01/04/2010 | 31/12/2024 v x
SIC AES Gener S.A. | Fundicién Talleres Ltda. | 09/04/2010 | 01/11/2010 | 31/12/2021 v x
sIC AES Gener S.A. Papeles Bio-Bio S.A. 15/04/2008 | 01/01/2011 | 31/12/2020 v v
Productos Chilenos de
v v
SIC AES Gener S.A. Acero Ltda. 31/01/2008 | 01/01/2008 | 31/12/2020
SIC AES Gener S.A. Puerto Ventanas S.A. 27/12/2011 | 01/01/2010 | 31/12/2021 v x
SIC AES Gener S.A. Cristalerias Chile S.A. 09/04/2010 | 01/05/2012 | 31/12/2021 v x
Compahnias
Contractuales Minera
v
SIC AES Gener S.A. Candelaria y Minera 25/04/2012 | 01/07/2012 | 31/12/2022 x
Ojos del Salado
Chilguinta Energia S.A. v v
SIC AES Gener S.A. (Libres) 30/07/2008 | 30/07/2008 | 31/12/2020
SIC | AES Gener S.A. A”*Ofog‘gsjf Minerals | 8/06/2013 | 01/09/2013 | 31/12/2037 v x
SIC AES Gener S.A. CMPC Maderas S.A. 01/09/2011 | 01/05/2010 | 31/08/2023 v x
SIC | AES Gener S.A. Compgr:}gcf‘;rxecem 13/02/2013 | 01/01/2015 | 31/12/2022 v x
SIC AES Gener S.A. Chilquinta Energia S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
SIC AES Gener S.A. Chilquinta Energia S.A. 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023 v x
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Compahia Eléctrica del

v
SIC AES Gener S.A. Litoral S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 x
SIC | ABS Geners.a, | COMPIA FOCTICa del | 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023 v x
SIC | ABS Geners.a, | FNer9ia de Casablanca | g/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
SIC | AES Geners.a. | Energi@ des Casablanca | o9/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023 v x
SIC AES Gener S.A. LuzParral S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/122024 v x
SIC AES Gener S.A. LuzParral S.A. 09/07/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2023 v x
SIC AES Gener S.A. LuzParral S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
SIC AES Gener S.A. LuzParral S.A. 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023 4 x
SIC AES Gener S.A. Luzlinares S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
SIC AES Gener S.A. LuzLinares S.A. 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023 v x
Empresa Eléctrica
SIC AES Gener S.A. Puente Alto S.A. 31/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2022 v x
Empresa Eléctrica v
SIC AES Gener S.A. Puente Alto S.A. 31/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2022 x
Empresa Eléctrica
SIC AES Gener S.A. Puente Alto S.A. 26/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2023 v x
SIC AES Gener S.A. Chilectra S.A. 25/06/2008 | 01/01/2011 | 31/12/2023 v x
Empresa Eléctrica
SIC AES Gener S.A. Afaeama S.A. 29/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
SIC | ABS Geners.a, | FMPesABleSticade ) o9/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
Empresa Eléctrica de v
SIC AES Gener S.A. Antofagasta S.A. 29/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 x
Empresa Eléctrica de
SIC AES Gener S.A. | Melipilla, Colchaguay | 29/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024 v x
Maule S.A.
Guacolda Compania Siderurgica v v
SIC Energia S.A. Huachipato S.A. 10/05/2016 | 01/05/2016 | 31/12/2020
Guacolda Manto Verde (Anglo v
SIC Energia S.A. American Norte) 26/07/2012 | 01/01/2014 | 31/12/2023 x
Guacolda Compania Minera del
SIC Energia S.A. Pacifico S.A. 28/09/2012 | 01/01/2016 | 31/12/2027 v x
Guacolda Sociedad Confractual
v v
SIC Energia S.A. Minera Atacama Kozan 10/03/2016 | 01/04/2016 | 31/03/2020
Guacolda Sociedad Punta del
v
SIC Energia S.A. Cobre 16/05/2012 | 01/08/2016 | 31/03/2022 x
Guacolda Compania Minera v
SIC Energia S.A. Maricunga 28/02/2012 | 01/11/2014 | 31/03/2025 x
Guacolda Empresa Nacional de v v
SIC Energia S.A. Mineria 25/01/2008 | 01/01/2009 | 31/12/2020
Guacolda Empresa Eléctrica
SIC Energia S.A. Puente Alto S.A. 30/03/2008 | 01/01/2010 | 31/12/2022 v x
Guacolda .
v v
SIC Energia S.A. Chilectra S.A. 30/03/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2020
Guacolda . .
v x
SIC Energia S.A. Chilectra S.A. (Libres) 08/10/2007 | 01/01/2011 | 31/12/2022
Guacolda CGE Distribucion S.A.
v v
SIC Energia S.A. (Libres) 03/12/2015 | 01/01/2016 | 31/12/2020
SIC A”OS'F\)"E"OO A”*Ofog‘gsf Minerals | 8/06/2013 | 01/09/2018 | 31/12/2038 v x

Tabla 20: Contratos de Suministro AES Gener
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Colbin

Término
. Empresa . Fecha de Fecha de Fecha de Aplicoeien en
Sistema L Cliente R . P Art. periodo
Suministradora Suscripcion Inicio Término o
Transitorio de
estudio
SIC ColbUn S.A. Anglo American Sur S.A. | 19/11/2010 | 01/01/2010 | 31/12/2020 v v
. Corporacion Nacional
SIC ColbuUn S.A. del Cobre 20/01/2010 | 01/03/2013 | 31/12/2029 x
. Corporacion Nacional
SIC ColblUn S.A. del Cobre 20/01/2010 | 01/01/2015 | 31/12/2044 v x
SIC | Colbon S.A. chieetia SALa | 20/01/2003 | 17/03/2003 | 30/04/2017 | v x
. Sociedad Austral de
SIC ColbuUn S.A. Flécticidad S.A. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019 v v
Compahia Distribuidora
SIC ColbuUn S.A. de Energia Eléctrica 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019 v v
Codiner Ltda.
. Cooperativa Eléctrica
SIC ColblUn S.A. Paillaco Lida. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Cooperativa Eléctrica
SIC ColblUn S.A. Los Angeles Lida. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Cooperativa de
SIC Colbun S.A. Consumo de Energia 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019 v v
Eléctrica Chillan Ltda.
. Cooperativa Eléctrica
SIC ColbUn S.A. Charria Lida. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Compania Eléctrica
SIC ColbUn S.A. Osomo S.A. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Empresa Eléctrica de la
SIC ColbuUn S.A. Frontera SA. 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Cooperativa Regional
siIC ColbUn S.A. Eléctrica Lianquihue 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019 v v
Ltda.
Cooperativa Rural
SIC ColblUn S.A. Eléctrica Rio Bueno 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019 v 4
Ltda.
. Empresa Eléctrica
SIC ColbuUn S.A. Puente Alto S.A. 25/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2025 x
. Empresa Eléctrica
SIC ColblUn S.A. Puente Alto S.A. 25/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2025 x
. Empresa Eléctrica SIC v
SIC ColblUn S.A. Puente Alto S.A. 25/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2025 x
Cooperativa de
. Abastecimiento de
v v
SIC ColbuUn S.A. Energia Eléctrica Curicé 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Ltda.
SIC ColbUn S.A. Chilectra S.A. 14/05/2008 | 01/01/2011 | 31/12/2025 v x
SIC ColbUn S.A. CGE Distribucion S.A. 31/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2021 4 x
SIC ColblUn S.A. CGE Distribucion S.A. 13/07/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2023 v x
sic Colbuns.a. | EmpresaBlecticade | 54,05/0007 | 31/05/2007 | 31/12/2019 v v

Limari S.A.

Tabla 21: Contratos de Suministro ColbuUn

128




Enel

Sistema

Empresa
Suministradora

Cliente

Fecha de
Suscripcién

Fecha de
Inicio

Fecha de
Término

Aplicacion
Art.
Transitorio

Término
en
periodo
de
estudio

SING

Compahia
Eléctrica
Tarapacd S.A.

ACF Minera S.A.

01/01/2016

01/01/2016

31/12/2016

v

X

SING

Compania
Eléctrica
Tarapacd S.A.

ACF Minera S.A.

21/08/1997

01/05/1998

31/12/2016

SING

Compahia
Eléctrica
Tarapacd S.A.

Compahia Minera
Dofa Inés de
Collahuasi SCM

31/08/2001

01/04/2004

31/03/2020

SING

Compahia
Eléctrica
Tarapacd S.A.

Compania Minera
Dofa Inés de
Collahuasi SCM

29/09/1995

06/09/1995

31/03/2020

SING

Compahnia
Eléctrica
Tarapacd S.A.

Telefénica Méviles
Chile S.A.

01/02/2009

01/02/2009

Indef.

SING

Compahia
Eléctrica
Tarapacd S.A.

Terminal Maritimo
Patache S.A.

27/07/2007

01/08/2007

01/08/2022

SING

Gasatacama
Chile S.A.

Minera Meridian Ltda.

14/07/1998

06/09/1999

06/09/2019

SIC

Empresa
Eléctrica
Pehuenche S.A.

Minera Valle Central
S.A.

15/10/2008

01/01/2009

31/12/2017

SIC

Empresa
Eléctrica
Pehuenche S.A.

Minera Valle Central
S.A.

01/10/2010

01/10/2010

31/12/2017

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

11/06/2007

01/01/2010

31/12/2021

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucién S.A.

13/07/2009

01/01/2010

31/12/2023

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

18/112009

01/01/2010

31/12/2021

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucién S.A.

24/01/2014

01/12/2013

31/12/2024

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucién S.A.

22/10/2014

01/09/2014

31/12/2025

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Chilguinta Energia S.A.

02/05/2007

01/01/2010

31/12/2024

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Chilquinta Energia S.A.

02/05/2007

01/01/2010

31/12/2024

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Chilguinta Energia S.A.

09/07/2009

01/05/2010

31/12/2023

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Chilquinta Energia S.A.

30/06/2011

01/01/2013

31/12/2024

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Chilguinta Energia S.A.

30/06/2011

01/01/2014

31/12/2025

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Chilguinta Energia S.A.

30/06/2011

01/01/2015

31/12/2026
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Enel

SIC Generacién Chilquinta Energia S.A. | 24/01/2015 | 01/01/2017 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generacién Chilquinta Energia S.A. | 22/10/2014 | 01/01/2017 | 31/12/2025
Chile S.A.
Compania
Enel Distribuidora de
SIC Generaciéon o 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Chile S.A Energia Eléctrica
o Codiner Ltda.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generaciéon pd! 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generaciéon pd! 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compahdia Eléctrica
SIC Generaciéon par 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generaciéon par 30/06/2011 | 01/01/2013 | 31/12/2024
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generaciéon par 30/06/2011 | 01/01/2014 | 31/12/2025
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generacion P . 30/06/2011 | 01/01/2015 | 31/12/2026
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generacion P . 24/01/2015 | 01/01/2017 | 31/12/2024
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compandia Eléctrica
SIC Generaciéon par 22/10/2014 | 01/01/2017 | 31/12/2025
. del Litoral S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Eléctrica
SIC Generaciéon P 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Osorno S.A.
Chile S.A.
Enel Compania Nacional
SIC Generacion de Fuerza Eléctrica 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
Chile S.A. S.A.
Enel Compania Nacional
SIC Generaciéon de Fuerza Eléctrica 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
Chile S.A. S.A.
Cooperativa de
Enel Abastecimiento de
SIC Generaciéon DR 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Energia Eléctrica
Chile S.A. S
Curicd Ltda.
Cooperativa de
Enel Abastecimiento de
SIC Generacion . L oas 24/01/2014 | 01/01/2015 | 31/12/2024
. Energia Eléctrica
Chile S.A. .
Curico Ltda.
Cooperativa de
Enel Abastecimiento de
SIC Generacion E p Lo 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
. nergia Eléctrica
Chile S.A. S
Curicd Ltda.
Enel Cooperativa de
SIC Generaciéon Consumo de Energia 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Chile S.A. Eléctrica Chilldn Ltda.
Enel Cooperativa Eléctrica
SIC Generacion P , 16/02/2005 | 16/02/2005 Indef.
. Charrva Ltda.
Chile S.A.
Enel Cooperativa Eléctrica
SIC Generacion P . 16/02/2005 | 16/02/2005 Indef.
. Charrva Ltda.
Chile S.A.
Enel Cooperativa Eléctrica
SIC Generaciéon P 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Chile S.A Los Angeles Ltda.
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Enel

Cooperativa Eléctrica

SIC Gengroaon Los Angeles Lida. 24/01/2014 | 01/01/2015 | 01/12/2024
Chile S.A.
Enel Cooperativa Eléctrica
SIC Generaciéon P 22/10/2014 | 01/01/2015 | 01/12/2025
. Los Angeles Ltda.
Chile S.A.
Enel Cooperativa Eléctrica
SIC Generaciéon pe 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Paillaco Ltda.
Chile S.A.
Enel Cooperativa Regional
SIC Generaciéon Eléctrica Llanguihue 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Chile S.A. Ltda.
Enel Cooperativa Rural
SIC Generaciéon Eléctrica Rio Bueno 30/05/2007 | 01/04/2010 | 31/12/2019
Chile S.A. Ltda.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon pres ; 30/05/2007 | 31/05/2007 | 31/12/2019
. Limari S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon pres . 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
. Limari S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon pres ; 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
. Limari S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 26/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Talca S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generacion P 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
. Talca S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
. Talca S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 26/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Atacama S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generacion P 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
. Atacama S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
. Atacama S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 26/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. Antofagasta S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generacion P 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
. Antofagasta S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generacion P 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
. Antofagasta S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon P 30/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
. la Frontera S.A.
Chile S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon Melipilla, Colchaguay | 26/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2019
Chile S.A. Maule S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generacion Melipilla, Colchagua'y | 24/01/2014 | 01/12/2013 | 31/12/2024
Chile S.A. Maule S.A.
Enel Empresa Eléctrica de
SIC Generaciéon Melipilla, Colchaguay | 22/10/2014 | 01/09/2014 | 31/12/2025
Chile S.A. Maule S.A.
Enel Empresa Eléctrica
SIC Gce:rr:”eercécllé\on Puente Alto S.A. 21/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2022
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Enel

Empresa Eléctrica

SIC Geqerooon Puente Alto S.A. 21/06/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2022
Chile S.A.
sic G Enel - Empresa Eléctrica
eneracion Puente Alto S.A. 23/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2025
Chile S.A.
sic G Enel ., Empresa Eléctrica
eneracion Puente Alto SA. 23/06/2008 | 01/01/2013 | 31/12/2025
Chile S.A.
sic G Enel ., Empresa Eléctrica
eneracion Puente Alto S.A. 24/01/2014 | 01/01/2015 | 31/12/2024
Chile S.A.
sic G Enel - Empresa Eléctrica
eneracion Puente Alto S.A. 22/10/2014 | 01/01/2015 | 31/12/2025
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon Enel Distribucion S.A. 20/06/2008 | 01/01/2011 | 31/12/2025
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon Enel Distribucion S.A. 24/06/2011 | 01/01/2014 | 31/12/2027
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon Enel Distribucion S.A. 24/01/2014 | 01/01/2013 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generacion Enel Distribucion S.A. 22/10/2014 | 01/01/2014 | 31/12/2025
Chile S.A.
sic G Enel ., Energia de
eneracion Casablanca S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
sic G Enel ., Energia de
eneracion Casablanca SA. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
sic G Enel ., Energia de
eneracion Casablanca S.A. 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023
Chile S.A.
sic G Enel ., Energia de
engroaon Casablanca S.A. 24/01/2015 | 01/01/2016 | 31/12/2024
Chile S.A.
sic G Enel ., Energia de
eneracion Casablanca S.A. 22/10/2014 | 01/01/2016 | 31/12/2025
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon LuzLlinares S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon LuzLinares S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon Luzlinares S.A. 09/07/2009 | 01/05/2010 | 31/12/2023
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon LuzLinares S.A. 24/01/2015 | 01/09/2014 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generacion LuzLinares S.A. 22/10/2014 | 01/01/2015 | 31/12/2025
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon LuzParral S.A. 02/05/2007 | 01/01/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generacion LuzParral S.A. 02/05/2007 | 01/05/2010 | 31/12/2024
Chile S.A.
Enel
SIC Generaciéon LuzParral S.A. 09/07/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2023
Chile S.A.
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SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

LuzParral S.A.

02/05/2007

01/01/2010

31/12/2024

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

LuzParral S.A.

02/05/2007

01/01/2010

31/12/2024

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

LuzParral S.A.

09/07/2009

01/05/2010

31/12/2023

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

LuzParral S.A.

24/01/2015

01/01/2017

31/12/2024

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

LuzParral S.A.

22/10/2014

01/01/2017

31/12/2025

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Sociedad Austral de
Electricidad S.A.

30/05/2007

01/01/2010

31/12/2019

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Cementos Biobio
Centro S.A.

15/07/2011

01/01/2012

31/12/2017

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Cementos Biobio del
Sur S.A.

15/07/2011

01/01/2012

31/12/2017

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

01/02/2016

01/01/2016

31/03/2023

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

05/02/2016

01/01/2016

31/03/2019

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

29/01/2016

01/01/2016

31/12/2020

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

CGE Distribucion S.A.

09/03/2012

15/04/2012

31/12/2017

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Chilguinta Energia S.A.

01/04/2010

01/05/2010

31/12/2020

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Compania Minera
Teck Carmen de
Andacollo

20/11/2007

01/07/2009

31/12/2017

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

GNL Quintero S.A.

20/08/2008

01/11/2008

29/02/2024

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Industrias Chilenas de
Alambre S.A.

17/11/2009

01/05/2010

31/03/2016

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Masisa S.A.

30/11/2011

01/01/2013

31/12/2017

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Masisa S.A.

01/08/2006

01/08/2006

31/12/2015

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Meldn S.A.

18/02/2009

01/05/2009

30/04/2019

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Minera Los Pelambres

01/01/2016

01/04/2016

31/12/2026

SIC

Enel
Generacion
Chile S.A.

Minera Los Pelambres

01/01/2016

01/10/2016

31/12/2026

SIC

Enel
Generaciéon
Chile S.A.

Moly-Cop Chile S.A.

11/09/2007

01/01/2008

31/12/2013
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Enel

Occidental Chemical

SIC Geqerooon _ Chile Limitada 01/12/2004 | 01/01/2005 | 31/12/2017 v x
Chile S.A.
Enel
SIC Generacién Santiago Solar S.A. 07/06/2016 | 01/01/2017 | 31/12/2021 v x
Chile S.A.
Enel SCM Minera Lumina
SIC Generaciéon . 22/06/2010 | 22/06/2010 | 31/12/2024 v x
- Copper Chile
Chile S.A.
Enel Sociedad Confractual
SIC Generaciéon Minera Compania 01/08/2007 | 01/09/2007 | 31/12/2015 v x
Chile S.A. Explotadora de Minas
Tabla 22: Contratos de Suministro Enel
Engie
Término
. Empresa . Fecha de Fecha de Fecha de ApliceEen en
Sistema . Cliente R . P Art. periodo
Suministradora Suscripcion Inicio Término L
Transitorio de
estudio
Cenfral Corporacién Nacional
SING Termoeléctrica P 21/06/2007 | 15/07/2011 | 30/06/2032 v x
. del Cobre
Andina S.A.
SING E-CLS.A. Agua de SAQTOngOSTO 15/02/2002 | 01/10/2002 | 12/04/2021 v v
SING E-CLS.A. Algorta Norte S.A. 05/10/2010 | 01/06/2012 | 31/05/2027 v x
SING E-CLS.A. Cementos Polpaico S.A. | 16/09/2016 | 16/09/2016 | 31/12/2020 v v
Codelco Chile Division
_ v
SING E-CLS.A. Codelco Norfe 06/11/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2024 x
Codelco Chile Divisién
2 v
SING E-CLS.A. Radomiro Tomic 21/12/1995 | 01/09/1997 | 31/08/2017 x
SING E-CLS.A. Compafia Minera 03/01/2012 | 01/01/2012 | 31/12/2016 v x
Lomas Bayas
SING E-CL S.A. Compania Minera | o4 05/2007 | 01/07/2008 | 30/06/2018 v x
Lomas Bayas
: Compania Minera v v
SING E-CLS.A. Zaldivar SpA 20/08/2007 | 01/07/2008 | 30/06/2020
: Compaia Portuaria v x
SING E-CLS.A. Méjilones S.A. 08/04/2003 | 01/08/2003 | 31/07/2016
Complejo Industrial v
SING E-CLS.A. Molynor S.A. 15/10/2009 | 14/11/2009 | 30/11/2017 x
Complejo Metallrgico v
SING E-CLS.A. Altonorte S.A. 29/03/1995 | 29/03/1995 | 30/06/2017 x
: Empresa Eléctrica v x
SING E-CLS.A. Anfofagasta S.A. 23/11/2009 | 01/01/2012 | 31/12/2026
Empresa Eléctrica de
SING E-CL S.A. Afica SA. 23/11/2009 | 01/01/2012 | 31/12/2026 v x
: Empresa Eléctrica de v
SING E-CL S.A. Iquique S.A. 23/11/2009 | 01/01/2012 | 31/12/2026 x
SING E-CLS.A. Enaex S.A. 31/05/2007 | 01/06/2007 | 30/05/2017 v x
SING E-CLS.A. EnorChile S.A. 30/07/2001 | 20/07/2001 | 19/07/2016 v x
3 Haldeman Mining v x
SING E-CLS.A. Company S.A. 05/04/2012 | 01/05/2012 | 31/12/2017
SING E-CLS.A. Minera Antucoya 11/12/2013 | 23/05/2014 | 22/05/2028 4 x
Minera Cerro
SING E-CLS.A. Dominador S.A. Planta | 01/06/2005 | 01/06/2005 | 18/06/2015 v x
Santa Margarita
Minera Cerro
SING E-CLS.A. Dominador S.A. Planta | 02/05/2006 | 01/10/2006 | 30/09/2016 x
Sierra Gorda
SING E-CLS.A. Minera Michilla S.A. 01/01/2016 | 01/01/2016 | 31/12/2017 v x
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SING E-CLS.A. Moly-Cop Chile S.A. 15/07/2003 | 01/08/2004 | 31/07/2019 v v
SING E-CLS.A. Pampa Camarones S.A. | 04/06/2013 | 27/06/2014 | 31/03/2035 v x
SING E-CLS.A. Plaza Antofagasta S.A. | 01/03/2014 | 01/03/2014 | 29/02/2024 v x
SING E-CLS.A. Puerto Mejillones S.A. 01/02/1996 | 23/04/1995 Indef. v x
SING E-CLS.A. Quiborax S.A. 15/05/1996 | 01/12/1996 | 31/12/2031 v x
SING E-CLS.A. Sierra Gorda S.C.M. 21/11/2011 | 01/09/2014 | 30/06/2034 v x
Sociedad Contractual
SING E-CLS.A. Minera el Abra 01/01/2015 | 01/01/2015 | 31/12/2017 v x
Sociedad Contractual
SING E-CLS.A. Minera el Abra 01/07/2007 | 01/07/2007 | 31/12/2017 v x
Sociedad Conftractual
SING E-CLS.A. Minera Vilacollo, Ex Can | 01/06/2009 | 01/06/2009 | 31/05/2017 v x
Can
Sociedad GNL
2 v
SING E-CLS.A. Mejilones S.A. 30/04/2014 | 01/04/2010 | 31/12/2026 x
Inversiones . :
SING Hormitos S.A. Minera Centinela 20/12/2012 | 01/01/2013 | 31/12/2027 v x
Inversiones . "
SING Hornitos S.A. Minera Centinela 07/09/2009 | 01/04/2011 | 31/03/2026 v x
Edlica Monte _ .
SIC Redondo S.A. CGE Distribucion S.A. 10/07/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2023 v x
Edlica Monte _ .
v
SIC Redondo S.A. CGE Distribucion S.A. 22/12/2009 | 01/01/2010 | 31/12/2021 x
SIC E-CLS.A. CGE Distribucion S.A. 28/07/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 4 x
SIC E-CLS.A. Chilguinta Energia S.A. 14/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Compahia Distribuidora
SIC E-CLS.A. de Energia Eléctrica 26/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Codiner Ltda.
Compania Eléctrica del
SIC E-CLS.A. Litoral S.A. 14/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
y Compania Eléctrica x
SIC E-CLS.A. Osomo SA. 29/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032
Compania Nacional de
SIC E-CLS.A. Fuerza Eléctica S.A. 28/07/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Cooperativa de
Abastecimiento de
2 v
SIC E-CLS.A. Energfa Eléctrica Curicé 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Ltda.
Cooperativa de
SIC E-CLS.A. Consumo de Energia 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Eléctrica Chillan Ltda.
Cooperativa Eléctrica
SIC E-CLS.A. Charria Lida. 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Cooperativa Eléctrica
SIC E-CLS.A. Los Angeles Ltda. 02/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Cooperativa Eléctrica
SIC E-CLS.A. Pailaco Lida. 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Cooperativa Regional
SIC E-CLS.A. Eléctrica Llanquihue 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Ltda.
Cooperativa Rural
SIC E-CLS.A. Eléctrica Rio Bueno 08/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Ltda.
Empresa Eléctrica
SIC E-CLS.A. Alaeama S.A. 28/07/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 4 x
Empresa Eléctrica de v
SIC E-CLS.A. Antofagasta S.A. 28/07/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 x
Empresa Eléctrica de
SIC E-CLS.A. Casablanca SA. 02/07/2015 | 01/01/2020 | 31/12/2032 v x
Empresa Eléctrica de la
SIC E-CLS.A. Frontera S.A. 29/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
Empresa Eléctrica
SIC E-CLS.A. Puente Alto S.A. 11/06/2015 | 01/01/2021 | 31/12/2032 v x
SIC E-CL S.A. Enel Distribucién S.A. 12/06/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x
sic E-CLS.A. Energia de Casablanca | /050015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v x

S.A.
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SIC ECLSA Luzlinares S A. 14/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v
SIC ECLSA. LuzParral SA. 14/05/2015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v
SIC E-CLS.A. sociedad Austral de | o 050015 | 01/01/2018 | 31/12/2032 v

Electricidad S.A.

Tabla 23: Contratos de Suministro Engie
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