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EVALUACION TECNICA-ECONOMICA DE LA NUEVA LEY 20.698

En 2013 entra en vigencia la nueva Ley 20.698, cuyo objetivo es fomentar la participacion de
fuentes de energia renovable no convencional. EI mecanismo principal de esta ley consiste en
obligar a las empresas generadoras a certificar que cierto porcentaje de la energia retirada por sus
clientes finales corresponda a energia renovable no convencional en los sistemas sobre 200 MW,
estableciendo multas de no cumplirse la obligacion. La cuota obligatoria a contar del 2025 es de
un 20%, es decir, 10% superior a la fijacién de cuota impuesta por la Ley 20.257 celebrada en
2007. Adicionalmente, el Estado realiza licitaciones anuales de la energia renovable no
convencional necesaria para alcanzar la cuota obligatoria, que aseguran contratos de 10 afios con
un mecanismo de estabilizacion de precio y en que solo pueden participar los proyectos que
oferten precios menores al establecido en la licitacion.

Por lo tanto, la ley 20.698 posee un desarrollo selectivo de tecnologias ERNC, al privilegiar las
fuentes ERNC maés eficientes en desmedro de las tecnologias con menor madurez y de costos
elevados, como el caso de las centrales edlicas y solares. Sin embargo, estas tecnologias hasta el
dia de hoy han mostrado un decaimiento en sus costos y se prevé que este comportamiento
perdure hasta alcanzar su madurez.

Ante este contexto, este Trabajo de Titulo estima el costo provocado por la implementacién de
esta nueva ley sobre los sistemas SIC y SING. Ademas, se estudia la experiencia mundial relativa
a politicas de fomento de fuentes de energias renovables, para pronosticar los probables efectos
incitados por esta ley sobre el mercado eléctrico chileno.

La problematica se aborda proporcionando un plan de obras referente al contexto de la aplicacion
de la nueva Ley 20.698 en el horizonte de evaluacion 2014-2025 considerando la eventual
interconexion SIC-SING, de esta forma se consigue el costo sistémico. Luego, con el fin de
establecer comparaciones, también se desarrollan los planes de obras para dos contextos
adicionales: el primero considera la normativa anterior a la celebraciéon de la Ley 20.698; y el
segundo se constituye por un programa de inversiones de centrales con la tecnologia de base mas
econdmica en la actualidad (centrales carboneras), de esta forma, este Gltimo escenario intenta
simular el caso en que no existiera un incentivo de fomento a las ERNC.

Se propone como trabajo futuro, la consideracion de los costos generados por externalidades
negativas tales como la contaminacion ambiental producto de la utilizacion de combustibles
fosiles e impacto de un shock de precios.
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1. INTRODUCCION

1.1. MOTIVACION

Producto del racionamiento energético vivido a fines del afio 1998 como consecuencia de una de
las mas grandes sequias del ultimo tiempo y el desabastecimiento en el afio 2008 del gas
argentino, se evidencid la dependencia energética del pais y se tomd conciencia en cuanto a
considerar los riesgos de concentrarse en el desarrollo de un reducido nimero de tecnologias para
la generacion de energia. Bajo este complejo escenario, y con el fin de asegurar el suministro
energético, el Estado se planted la meta de diversificar la matriz energética, constituida
principalmente de recursos hidricos e hidrocarburos importados de otros paises. Por otro lado, se
observa a nivel mundial una creciente preocupacién por el fomento de politicas de generacion
con fuentes renovables, a causa de los problemas concernientes a los combustibles fosiles. Estos
ultimos son: recursos limitados que presentan elevados costos de extraccion y volatiles precios
crecientes al largo plazo, y junto con ser potencialmente dafinos para el ecosistema y la salud de
la ciudadania, aportan al cambio climatico a través de los gases de efecto invernadero. Por
ultimo, también imponen dependencia energética que produce inseguridad de suministro,
inestabilidad geopolitica y de mercado.

En contraste, las energias limpias catalogadas en Chile! como Energias Renovables no
Convencionales, en adelante, ERNC, son abundantes, ilimitadas en el largo plazo, no poseen
costos de extraccion de combustibles fésiles, por lo general estan globalmente distribuidas, se
encuentran disponibles, no generan significativamente gases efecto invernadero y son
socialmente aceptadas. En este sentido, Chile es un pais con variada riqueza de recursos naturales
para la generacion de ERNC, por lo que se propone en la actualidad dar respaldo a la
implementacién de politicas que incentiven el uso de tecnologia ERNC para solucionar
problematicas como las citadas anteriormente.

Sin embargo, a pesar de estas ventajas, las tecnologias a implementar ain no son competitivas,
esto principalmente debido a que pueden presentar altos costos de inversion, un reducido factor
de planta o una aleatoria produccion de energia. De todas maneras, y a medida que ha
transcurrido el tiempo, se han optimizado las tecnologias de tal forma que se ha observado una
progresiva disminucion de los costos de inversion, junto con el desarrollo de nuevos sistemas de
almacenamiento de energia que permiten entregar un suministro energético mas estable al
sistema.

En el altimo tiempo, el desarrollo de las ERNC en Chile ha mejorado significativamente gracias a
la promulgacion de leyes que incentivan la inversion, menguan las barreras de entrada y dan las
bases para el desarrollo de estas tecnologias. Una importante iniciativa legal es la Ley 20.698
(cologuialmente conocida como ley 20/25), la cual establece que cada empresa que realice retiros

! Segun el DFL 244 celebrado en enero de 2006.



de energia para luego comercializarla con clientes finales o distribuidoras, debe acreditar a partir
del 2025 ante los CDEC? que el 20% de la energia retirada proviene de fuentes de energia no
convencionales. Sin embargo, esto Gltimo sera efectivo para contratos celebrados después del 1
de julio de 2013, en el caso de contratos anteriores a esta fecha y posteriores al 31 de agosto de
2007, la acreditacion es de un 10% desde el 2020. Por otro lado, previo a agosto de 2007, la Ley
Corta | apoya a las ERNC exceptuandolas del pago total o parcial de los peajes por el uso que las
inyecciones hacen al sistema abierto y asegurandoles acceso abierto a las lineas de transmision
troncal, subtransmision y adicionales.

Ante este escenario, esta memoria evallUa el impacto en el mercado eléctrico producido por la
implementacion de la nueva Ley 20.698 ante una eventual interconexion entre el SIC y el SING
en 2021.

1.2. OBJETIVOS

1.2.1. OBJETIVO GENERAL

El objetivo principal de esta memoria consiste en cuantificar el impacto en el mercado eléctrico
nacional dentro de los proximos afios a causa de la incorporacion de la nueva Ley 20.698 que
fomenta el uso de ERNC. Por consiguiente, se compara el costo sistémico a través de la
planificacion del sistema eléctrico con un horizonte de evaluacién de 11 afios entre tres
escenarios: el primero, contempla la normativa vigente (inclusion de la Ley 20.698); el segundo,
abarca la normativa anterior (sin la promulgacion de la nueva ley, es decir, solo considerando la
Ley 20.257); y el tercero, aproximandose al posible escenario sin la incorporacién de leyes de
fomento ERNC, definido como aquel que posee un programa de inversiones de centrales
compuesto solamente con la tecnologia de base mas econdmica en la actualidad (centrales
carboneras).

1.2.2. OBJETIVOS ESPECIFICOS

Para alcanzar el objetivo principal, se plantea cumplir con los siguientes objetivos especificos:

e En lo relacionado a la promocion de energias renovables en Chile, se busca rescatar la
experiencia internacional sobre las politicas, legislaciones e instrumentos adoptados, con
un énfasis especial en los mecanismos principales. Tal informacion tiene por objetivo

% Centros de Despacho Econémico de Carga: organismos previsto en la Ley General de Servicios
Eléctricos que se encuentran encargados de determinar y coordinar la operacién del conjunto de
instalaciones de los sistemas eléctricos SIC y SING respectivamente.
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identificar y comprender las condiciones favorables y barreras de entrada que se podrian
ocasionar producto del despliegue de ERNC. De esta forma, se conoceran las politicas
exitosas, para posteriormente realizar recomendaciones a la normativa chilena que
contribuyan a incentivar la inclusion de fuentes ERNC al sistema eléctrico nacional.

e Estudiar el mercado eléctrico chileno y el de paises que posean una cantidad de afios
considerables implementando mecanismos de promocién de tecnologias de generacién de
energia renovable, asi como también conocer las causas que generaron el impulso de
utilizar estas medidas. De esta manera se desea encontrar la influencia que ejercen las
caracteristicas del mercado eléctrico sobre las politicas ERNC, y conocer los puntos en
comun entre el contexto chileno y la experiencia internacional.

e Realizar un analisis critico en cuanto al marco legal nacional en base a tecnologias ERNC.

e Establecer la propuesta de planificacion del sistema eléctrico que entregue el programa de
inversiones 6ptimo dentro de los proximos 11 afios.

1.3. ALCANCES

El presente trabajo de titulo se basa en establecer comparaciones con respecto a las politicas de
fomento de energias renovables no convencionales existentes en Chile, en particular el
mecanismo de cuotas, y como esta afecta al mercado eléctrico chileno. Para ello se utiliza como
referente el costo del sistema, determinado a partir de la realizacion de diversas planificaciones
del sistema eléctrico, con un horizonte de evaluacion de 11 afios. El plan de obras se realiz6 por
medio del programa OSE2000 e informacion facilitada por la Comision Nacional de Energia. De
esta forma la Comision Nacional de Energia (CNE), organismo publico, descentralizado y
autonomo encargado de elaborar y coordinar los planes, politicas y normas necesarias para el
buen funcionamiento y desarrollo del sector energético del pais, ha brindado el apoyo al alumno
en la elaboracion de esta memoria, autorizando el uso de las instalaciones y recibiendo la valiosa
y experimentada ayuda del personal

Se excluye del analisis el costo asociado a las externalidades negativas generadas por la
utilizacion de combustibles fosiles, tales como el impacto en la salud y en el medio ambiente.

Adicionalmente se realiza un estudio a fondo acerca de la normativa nacional, e incluye un
analisis de las politicas existentes en el mundo, en particular se estudia el caso de Reino Unido y
Espafia. Con esto se pretende plantear criticas y entregar recomendaciones para mejorar la actual
normativa chilena.



1.4. ESTRUCTURA DE LA MEMORIA

El presente trabajo de titulo se organiza en 7 capitulos:

El capitulo 1 modela el marco de desarrollo de esta memoria, por lo cual se realiza una
introduccién al tema, adicionalmente se plasman las motivaciones de este trabajo y se indican los
objetivos a cumplir.

El capitulo 2 realiza una revision bibliogréfica concerniente a las principales politicas de fomento
a las energias renovables analizando sus mecanismos. Al mismo tiempo, se estudia la experiencia
de Reino Unido y Espafia con respecto a la implementacion de estas politicas. Esto con el fin de
tener los instrumentos que plasmen la descripcion y el analisis de la Ley 20.698. Adicionalmente,
se detalla el marco normativo vigente y el mercado eléctrico chileno, con el fin de tener un mejor
entendimiento del contexto en el que se inserta esta ley.

El capitulo 3 expone la metodologia a seguir para resolver la problematica de esta memoria. En
consecuencia, se realiza una descripcion de los costos del sistema eléctrico y luego se detalla la
propuesta para determinar el programa de inversiones ERNC en el plan de obras.

El capitulo 4 revela los resultados obtenidos utilizando la metodologia del capitulo 3. Por lo
tanto, se obtiene el costo en los sistemas SIC-SING derivado del plan de obras que considera la
Ley 20.698. Asimismo, se desarrollan otros tres diferentes escenarios de manera de suscitar
comparaciones. Adicionalmente, se analiza la repercusion en la diversificacion del sistema y los
costos marginales.

El capitulo 5 consta de las conclusiones obtenidas al realizar esta memoria. Por ultimo los,
capitulos 6 y 7 corresponden a las referencias y anexos respectivamente.



2. ANTECEDENTES

2.1. ESTADO DE ARTE MUNDIAL EN LA IMPLEMENTACION DE NORMATIVAS DE
FOMENTO A LA PRODUCCION VIA ENERGIAS RENOVABLES

A principios del afio 2014, las politicas de fomento a las energias renovables, en adelante ER, se
encuentran implementadas en 138 paises, tal como se representa en la ilustracion 1 que muestra
la cantidad de estas politicas promulgadas en cada pais.
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llustracion 1: Paises con politicas de fomento a la producciéon de energias renovables en el afio 2014. Fuente:
REN21 2014.

Durante el afio 2013 se increment6 a nivel mundial la revision de las ya existentes politicas de
ER, las cuales se han sometido bajo ciertos ajustes para mejorar la efectividad y eficiencia de
tales mecanismos, asi como para reducir el apoyo hacia ellas por una serie de razones, caso dado
en Europa. Al mismo tiempo, las politicas implementadas han ido emigrando hacia otros
mecanismos, por ejemplo, el fomento orientado a la especificacion de las tecnologias ha sido
incorporado dentro de politicas tales como certificados transables y sistema de cuotas, que son
incentivos sin distincién del tipo de tecnologia; o el caso de politicas feed-in que son las que
definen tarifas independientes al precio del mercado para los productores de ER, y que han sido
reemplazadas por politicas de tarifa por prima adicional dependientes al precio del mercado.

En varios paises, las autoridades han continuado adaptando la legislacion con el objetivo
principal de responder a la coyuntura de su pais. Algunos paises han cambiado sus politicas en
respuesta a la rapida evolucion de las condiciones del mercado nacional e internacional,
incluyendo la disminucion de los costos por tecnologia, las précticas desleales detectadas, el
ajustado presupuesto nacional, cambio de la opinion publica, entre otros. Por otra parte, existen
paises que estan facilitando asesoramiento mediante la promulgacion de politicas que gestionan
la integracion de altas cuotas de ER en los sistemas eléctricos.



En esta seccion se pretende dar una vision de la experiencia internacional del desarrollo de
politicas de fomento a las ER, analizando y evaluando la eficacia de los mecanismos.

2.1.1. MAPA CONCEPTUAL DE TECNICAS DE FOMENTO A LAS ENERGIAS
RENOVABLES

Las principales estrategias para incentivar el uso de ER se distinguen segun su enfoque; mientras
que uno de estos se centra en el precio, el otro apunta a la cantidad de energia. Ambas buscan
cumplir el mismo objetivo, sin embargo el primero fija el precio de venta de la energia renovable,
siendo la cantidad de energia generada y la potencia instalada decidida por el mercado. En el
segundo caso, la normativa fija e impone la cantidad a producir de energia o instalar de capacidad
de potencia, siendo el precio fijado por el mercado.

Las politicas mas utilizadas en el mundo para incentivar la presencia de ER en generacion son el
sistema de tarifas especiales (en adelante FIT?), el sistema de subasta, Net Metering y el sistema
de cuotas. El nimero de paises que han implementado cada una de estas politicas en los altimos
afios se observan en la ilustracion 2.
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llustracion 2: Namero de paises con politicas de fomento ERNC distinguidas por tipo de incentivo desde el
2010 al 2014. Fuente: REN21 2014.

Ademas de las politicas mencionadas, existen otros mecanismos secundarios complementarios.
No obstante, esta seccion pretende describir las politicas FIT, sistema de subasta y sistema de
cuotas; el caso de otras medidas (tales como Net Metering) no seran analizadas ya que se propone
como materia de estudio para posteriores trabajos.

3 FIT: Feed-In Tariff.



2.1.1.1. Sistema de Tarifas Especiales (FIT)

La autoridad (estatal o regional) fija y regula un precio de venta distinto de la energia inyectada
por cada central dependiendo de sus caracteristicas, estableciendo un incentivo para el desarrollo
de generacion de cada tecnologia y garantizando que esta sea por un periodo suficientemente
largo a fin de reducir los riesgos de inversion. El costo adicional que se produce en este sistema
de tarifas es pagado por la distribuidora en proporcion a su volumen de ventas y es traspasado
directamente a los consumidores. Esta politica posee diversas opciones de disefio, entre las que
destacan:

2.1.1.1.1. Tarifa fija y tarifa con prima adicional
El sistema de tarifa fija corresponde a una fijacion de tarifas determinadas por cada MWh de
energia limpia producida, independiente del precio que exista en el mercado. Estas tarifas son
fijadas separadamente, de manera de incentivar algunas tecnologias por sobre otras. También este
esquema tarifario puede reconocer la implementacién de tarifas decrecientes, con el fin de evitar
sobre compensar a las centrales beneficiadas producto de la futura reduccién de los costos
asociados a la construccion y operacion de la central.

El sistema de tarifa con prima adicional establece un pago adicional por sobre el precio de la
energia que existe en el mercado, siendo este pago adicional diferente para cada tecnologia. En
contraste a la tarifa fija, el sistema de tarifa con prima adicional si es influenciado por las
variaciones de precio en el mercado. También se puede implementar una fijacion sobre la prima
adicional segun el precio del mercado, en donde el valor de la prima depende del precio promedio
del mercado y se reduce linealmente con el aumento de los precios en el mercado; o establecer
limites superiores e inferiores, con el fin de restringir las ganancias.

En consecuencia, el sistema de tarifa fija al no depender de las variaciones de precio en el
mercado es un incentivo que entrega mayor seguridad al inversionista, pero a la vez presenta un
menor nivel de competencia entre los productores. Por otro lado, se puede tener un riesgo de
financiamiento excesivo si no se considera una reduccién gradual de la tarifa dependiente de la
curva de aprendizaje de cada tecnologia.

En contraste, la tarifa con prima adicional posee riesgos de inversion mas alto, sin embargo tiene
una mayor compatibilidad con los mercados ya que se encamina hacia una mas eficiente
asignacion de los costos variables y se incentiva a generar mas cantidad de energia cuando la
demanda es mayor. Pese a ello, se debe tener precaucion con el sobre financiamiento en casos en
que el precio de mercado sea demasiado alto.



2.1.1.1.2. Tarifa escalonada y plana

La tarifa plana consiste en establecer una tarifa constante por tecnologia, mientras que la tarifa
escalonada asigna diferentes niveles de remuneracion conforme a la electricidad generada por
centrales de la misma tecnologia. De esta forma, el esquema de tarifa escalonada busca evitar el
excesivo subsidio dado a las centrales de una misma tecnologia, ya que la central se puede volver
mas competitiva en el del mercado al disminuir la diferencia en los costos de generacion a
consecuencia de factores tales como la generacion de una mayor cantidad de energia, o la
utilizacion de un combustible mas barato?, etc. El sistema de tarifas escalonadas calcula el nivel
de las tarifas a partir de la ubicacion de la central, el tamafio de la planta y el combustible
empleado.

En este disefio se debe tener precaucion de no crear una menor transparencia e incertidumbre para
los inversionistas a causa de tener una gran cantidad de niveles diferentes de tarifas en la misma
tecnologia.

Por otro lado, en el caso de privilegiar las centrales de menor tamafio, se debe tener cuidado de
no hacer economicamente mas viable construir dos centrales pequefias en lugar de una grande, ya
gue una central mas grande tiende a ser mas eficiente

2.1.1.1.3. FIT con contrato por diferencia
En el contrato por diferencia se define un precio de referencia llamado strike, el cual es
comparado con un precio de referencia del mercado y cuya finalidad es realizar ajustes
posteriores a la recaudacion del ingreso debido a la venta de energia al precio de venta acordado
en el contrato. Si el precio strike es menor al precio de referencia del mercado, entonces el
generador recibe la diferencia entre ambos valores, por otro lado, si el precio strike es superior al
precio de referencia del mercado, es el generador el que debe entregar la diferencia al regulador.

2.1.1.2. Sistema de Cuotas

En este sistema la autoridad fija un porcentaje minimo (cuota) de generacién de energia o
capacidad instalada proveniente de fuentes renovables. Esta obligacion debe ser cumplida por los
actores del sector eléctrico determinados por la autoridad, que pueden ser los generadores,
distribuidores, consumidores, entre otros. Asimismo, se imponen multas por incumplimiento de
las cuotas, que por lo general se destinan a un fondo que incentive el desarrollo de las energias
renovables, o bien al presupuesto general del Estado. El costo adicional provocado por el sistema
de cuotas generalmente es traspasado a los consumidores finales. Por lo tanto, es un incentivo

* Centrales de biomasa y biogas dependen del precio del combustible utilizado. La biomasa cultivada
tiene un precio mas alto que la obtenida de residuos. Por otro lado, el biogas extraido de residuos
animales es mas caro que el producido a partir de relleno sanitario o con gas de alcantarillado.
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dirigido a la cantidad de generacion eléctrica en donde las tarifas corresponden a los precios de
mercado.

Este sistema por lo general se complementa con un Mercado de Certificados Verdes, cuyo
objetivo es garantizar la generacion de la cantidad de energia necesaria para cumplir con la
obligacion y respaldar el financiamiento del costo adicional de generacion a partir de ER. Este
mercado consiste en certificados que representan la cantidad de energia renovable que se
produce, y se transan en el mercado entre agentes que compran y venden certificados para
cumplir con sus obligaciones. También se da el caso de compra de estos certificados sin la
necesidad de conseguir cumplir con la cuota, sino como una forma de apoyar voluntariamente la
produccién de energia limpia.

El Mercado de Certificados Verdes corresponde a un mercado secundario que es independiente a
la venta de energia eléctrica y los flujos reales de energia, basado en la transaccion de
certificados, y en el cual, los productores de ER compiten entre si para vender estos certificados.
El precio de los certificados es definido de acuerdo a las condiciones de oferta y demanda,
impulsadas por la obligatoriedad de la cuota y las multas. De esta manera los generadores de ER
tienen una fuente de financiamiento adicional a la venta de energia con respecto a los precios
convencionales de mercado.

Este sistema, a diferencia del sistema de tarifas especiales, no asegura la inversion, pero incentiva
la competencia entre los diversos generadores de ER, ademés de aportar un bajo riesgo de sobre
financiacion. Por otra parte, un mercado competitivo puede causar que algunas tecnologias de ER
con menores costos y jugadores con caracteristicas monopdlicas tengan mayor penetracion en el
mercado en desmedro de las demaés, lo cual limita la diversificacion de ER en el sistema. Sin
embargo, se pueden evitar estos problemas con un sistema bien disefiado, siendo la definicion de
las cuotas anuales y la fijacién de multas lo mas influyente en este disefio; también se pueden
solucionar estas problematicas con mecanismos como subcuotas reservadas a las tecnologias que
no son favorecidas.

Es de gran importancia calcular correctamente las multas por incumplimiento de la obligacion, ya
que si resultan ser demasiado bajas se puede inhibir el desarrollo de ER, por consiguiente, ésta
debe ser superior al costo marginal del sistema [1]. La multa restringe el limite del precio de los
certificados transables aunque este valor es definido por la oferta y demanda del mercado, este en
teoria tiende a igualar el precio de multa, ya que de ser el precio del certificado inferior al de la
multa seria mas rentable comprar los certificados que pagar la multa y a causa de esto, los
certificado transables serian comprados, aumentando la demanda por certificados y en
consecuencia volverian a incrementar su valor hasta igualar o superar al de la multa. También
puede bajar el valor de los certificados si dejan de ser comprados debido a que la obligacion se
cumple de forma natural.

En el caso de las cuotas, estas deben ser mas altas que la cantidad de energia renovable existente
en el escenario sin la aplicacién de la ley, ya que al superar la meta sin ayuda de la ley pueden



disminuir el valor de los certificados a tal punto de inhibir este mercado, y el costo administrativo
generado por este sistema no se justificaria.

En consecuencia, las cuotas y multas tienen una gran influencia sobre el resultado del sistema y
no son simples de calcular. Este disefio por ser un sistema que posee una mayor complejidad
presenta altos costos administrativos, que son transferidos a los consumidores.

2.1.1.3. Sistema de Subastas

Este sistema consiste en subastar mediante licitaciones una cantidad fija de energia (licitacion
enfocada al apoyo de la generacién) o potencia instalada (licitacion enfocada al apoyo de la
inversion) en un concurso de generadores renovables. En ambos casos, se contrata la energia de
los generadores que presentan los mejores precios de oferta de energia, es decir, los de menor
valor. A los generadores seleccionados se les adjudica un contrato a largo plazo para suministrar
energia al precio licitado, el incentivo implicito corresponde a la diferencia entre el precio de
oferta y el precio del mercado.

La autoridad es la que fija la cantidad a subastar, como también la encargada de organizar el
concurso entre los generadores de ER. Junto con ello, los distribuidores estdn obligados a
comprar la energia de los productores seleccionados.

En el caso de las subastas de potencia instaladas se ofrece condiciones favorables que apoyan la
inversion, como por ejemplo, subsidios a la inversion por kW instalados. Por otro lado, en las
subastas de energia no se ofrece apoyo por adelantado como es el caso de subsidios, s6lo debe
conformarse con el incentivo dado por el precio ofrecido por kWh y la duracion garantizada del
contrato.

También se puede caracterizar la subasta a partir de las tecnologias a subastar, apoyando a solo
una tecnologia, un grupo de tecnologias o toda tecnologia de ER.

2.1.2. CARACTERIZACION INTERNACIONAL DE POLITICAS DE ENERGIAS
RENOVABLES Y DESCRIPCION DEL MERCADO EN LA CUAL SE INSERTA

A continuacidn se presentan los resultados de la implementacion en Reino Unido y Espafia de
cada mecanismo descrito en la seccion anterior. Estos paises fueron seleccionados ya que desde
hace afios se han implementado politicas de fomento a las ER. En Reino Unido, inicialmente se
implemento un sistema de subastas que posteriormente fue reemplazado por el actual sistema de
cuotas, mientras que en Esparia se aplica un sistema de tarifas especiales. Se pretende analizar el
funcionamiento y las modificaciones que han sufrido las politicas de incentivo, y también
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describir el mercado en el cual se insertan para tener un mejor entendimiento de como afecta el
mercado el despliegue de estas politicas.

2.1.2.1. Reino Unido®

2.1.2.1.1. Organizacion del mercado

A partir de 1990, el Reino Unido fue el primer pais europeo en adoptar un modelo de mercado
eléctrico privado y liberalizado, separando los negocios de la generacion, transmision y
distribucion (desintegracion vertical); y promoviendo la competencia en generacion y
comercializacion. Junto a este cambio se adopto la creacion del mercado mayorista o Pool, en el
cual se efectla para los generadores un despacho centralizado. De esta forma el gobierno
permitio introducir la competitividad en el sector eléctrico al eliminar la integracion vertical. Este
cambio estructural y regulatorio, es el mismo que posee Chile en la actualidad.

Sin embargo, en este sistema se observd un alza del precio de la energia a pesar de que los
generadores experimentaron una reduccion de sus costos, producto del aumento de la eficiencia.
Esto hubo de presumir una manipulacion de los precios por parte de los generadores que
aprovechaban su influencia sobre el mercado. Es por este motivo que en 2001 el gobierno y
Ofgem® realizaron una reforma en el mercado eléctrico, la cual consiste en el reemplazo del
modelo POOL por el NETA (New Electricity Trading Arrangement), este ultimo consiste en la
venta voluntaria de energfa por medio de contratos bilaterales’. La insercién del modelo NETA,
permitio cambiar el despacho centralizado por el auto despacho; y ademas introdujo un difuso
mecanismo de equilibrio de precio doble, disefiado para fomentar la prontitud de la contratacion
con respecto al despacho. El resultado de esta reforma fue una baja en los precios de mercado.

Debido al éxito de NETA, en 2005 se introdujo una nueva reforma, BETTA (British Electricity
Trading and Transmision Arrangement), la cual consistio en la extension del NETA hacia de
Escocia.

2.1.2.1.2. Apoyo a las politicas de fomento de energias renovables
Entre 1990 y 1998, se implementd un sistema de subasta Ilamado NFFO (nonfossil fuel
obligation). Este consistia en alcanzar una capacidad instalada de 1500 MW en el afio 2000. Las
subastas seleccionaban las ofertas con los menores precios ofertados, los que serian
posteriormente los precios en que las centrales venderian su energia por medio de contratos con

® Gran Bretafia esta conformada por Inglaterra, Escocia y Gales. Por otro lado, como aclaracion, Reino
Unido lo compone Gran Bretafia e Irlanda del Norte.
® Regulador de Gran Bretafia.
" Corresponde a contratos celebrados entre las partes con una duracién minima, y que formalizan la
entrega fisica de suministro de energia eléctrica
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una duracion de hasta 15 afios. Ademas, se subastaba por tipo de tecnologia, e incluia tanto a las
ER como a la energia nuclear.

La diferencia entre el precio de mercado y el precio ofertado en la NFFO, era financiada por
medio de un impuesto incorporado en las ventas de energia eléctrica de los generadores, que
finalmente se traspasaba a los consumidores finales.

Lamentablemente la NFFO fue un fracaso, solo se desarrollaron 4 rondas de subastas, ya que a
medida que estas se realizaban, los oferentes tendieron a reducir cada vez méas sus precios
ofertados haciendo inviable la inversién; si en 1990 el promedio de los precios ofertados era de
13,40 US$/kWh, en 1998 fue de 4,49 US$/kWh. En el caso de la tecnologia eolica, el precio de
oferta promedio en 1990 era de 17,85 US$/kWh, posteriormente en 1998 fue de 4,77 US$/KWh.
Era frecuente la existencia de productores edlicos que con optimismo ofrecian bajos precios, y
que luego no eran capaces de comprar el sitio o instalar las turbinas al costo que les permitiera
recuperar la inversion por medio de la recaudacién de la venta de energia al precio ofertado; o
necesitaban reubicarse sutilmente dentro de la zona pero no lo lograron debido a los términos
contractuales acordados. Por este tipo de motivos los proyectos se retrasaban, no se concretaban y
muchos productores se encontraron en quiebra. De esta forma, entre 1990 y 1998, de los 302
proyectos edlicos adjudicados, solo 75 de ellos (25%) se construyeron. De los 3693 MW
adjudicados, s6lo 1034 MW de estos se encontraban operando en 2004. Finalmente, en la Gltima
subasta, de los 33 proyectos edlicos participantes, ninguno fue contratado. Se hubiera evitado el
fracaso de la NFFO con medidas regulatorias tales como sanciones por incumplimiento de
contrato.

Posteriormente, el sistema de subastas NFFO fue desplazado por un sistema de cuotas,
denominado “Renewables Obligation” (RO), que pretendié alcanzar una cuota del 20% en el
2020. A partir del 2002 en Gran Bretafia (2005 en el caso de Irlanda del Norte) se incorpord este
nuevo sistema gque propuso las cuotas obligatorias expuestas en la ilustracion 3.

Cuotas RO del Reino Unido
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llustracion 3: Cuotas RO de Reino Unido. Fuente: J.I.Barona [3].

Este sistema RO se complementa con un sistema de certificados transables, Ilamados
“Renewables Obligation Certificates” (ROCs), siendo 1 MWh la energia renovable que se
transaba por un ROC. Por otro lado, de no cumplirse la cantidad de ROCs adquiridos necesarios

para cumplir con la obligacion RO, se atribuia una multa. Luego, las multas fiscales recaudadas
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son distribuidas a los poseedores de ROCs, en proporcién a los certificados canjeados, lo que
deriva en la reduccion de los costos producto de la compra de los certificados para cumplir con la
obligacion.

Sin embargo, el sistema RO ha sufrido cambios estructurales. Antes de 2009, un ROC equivalia a
1 MWh de energia renovable proveniente de cualquier tipo de tecnologia, dandole una naturaleza
fiscal neutra a esta politica y como resultado, las tecnologias con menores costos adquirieron
elevados niveles de desarrollo en desmedro de las demé&s. Es por ello que después de 2009 se
introdujo el “banding” o subcuota, el cual define qué cantidad de energia en MWh debe ser
equivalente a 1 ROC segun el tipo de tecnologia; esta equivalencia depende de la curva de
aprendizaje en cuestion.

En el caso de la multa, esta ha sido superada por el valor del ROC durante todo el periodo. En la
ilustracion 4 se observan los altos precios de los ROCs, de esta forma los generadores ERNC han
recibido una recaudacion extra. Ademas, se concluye que ha existido interés por la adquisicion de
estos certificados, sin embargo parece ser mas conveniente pagar la multa.
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llustracion 4: Precios de la multa por incumplimiento y certificados ROCs. Fuente: Elaboracién propia.

A pesar de todo, este sistema no tuvo el éxito esperado y las cuotas no fueron alcanzadas. De
hecho el afio 2005 fue el afio mas proximo a alcanzar la meta, en donde la cantidad de ERNC
generado fue un 4% del consumo total del sistema, es decir un 73% de los 5,5% establecidos.
Desde el 2002 al 2009 se ha cumplido en promedio un 62,5% de las obligaciones [12].

Finalmente, en Gran Bretafia, actualmente también opera un sistema FIT para generadores con
potencia instalada menor a 5 MW, vy a partir del 2013 se comenzé a incorporar la reforma del
mercado eléctrico. Esta consiste en 4 medidas: FIT con contrato por diferencia, piso al precio del
carbono, mercado de capacidad instalada y estandar de emision. Por lo demas, entre 2014 y 2017,
los nuevos generadores tendran la opcion de elegir entre el mecanismo RO y el FIT con contrato
por diferencia, y desde el 2017, el RO dejara de ser un incentivo disponible para las futuras
centrales.
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2.1.2.2. Espafia

2.1.2.2.1. Organizacion del mercado

Entre 1988 y 1997, el mercado espafiol consistia en un marco esencialmente regulado por el
Estado. Este marco se basaba en el conjunto de normas y leyes, conocido como Marco Legal
Estable (MLE), que buscaba garantizar a las empresas eléctricas beneficios aceptables y la
recuperacion de sus inversiones a largo plazo, asi como también fijar de forma transparente las
tarifas a los consumidores en condiciones de minimo costo. EI MLE, permitia al Estado
establecer la tarifa de pago a los generadores con el objetivo de reservarse el derecho de fomentar
disparmente cada tipo tecnologia, y asi configurar el mix de generacién mediante las revisiones
de los costos de desarrollo de cada fuente. Sumado a esto, se nacionaliz6 el sistema de
transmision (se crea Red Eléctrica de Espafia, REE) y se constituyé como un monopolio natural.
En contraposicion, el sistema de distribucion continud perteneciendo a las empresas eléctricas
privadas.

La tarifa que debian pagar los consumidores, Ilamada tarifa integral, se determinaba anualmente a
partir de la division entre los costos totales del sistema y la demanda proyectada para ese afio. Sin
embargo, cuando se inicié el MLE, se produjo una sobreestimacion del crecimiento del consumo,
y ademas se generd un crecimiento de la cantidad de energia producida, por ello se temia que la
tarifa integral también creciera. Es por esto que en 1994 se establece un nuevo marco retributivo.

Posteriormente, en 1998, siguiendo la tendencia de los paises de la Union Europea, Espafia
liberaliza su mercado eléctrico con la promulgacién de la Ley 54/1997. Esta ley elimina la nocién
de servicio publico en el suministro eléctrico (generadores) e incorpora mecanismos de libre
mercado, como la formalizacion de contratos bilaterales. Sin embargo, se mantiene la regulacion
del Estado en los sistemas de transmision y distribucién. Por lo demas, el sistema de distribucién
se desvincula de la comercializacién y se crea la figura de comercializadora de electricidad.

Los esquemas propuestos por MLE y la Ley 54/1997 establecen que los consumidores finales son
los que cubren los costos del sistema, no obstante difieren en que el segundo esquema engloba
una componente regulada (cubre costos de transmision, distribucion, primas al régimen especial,
etc.) y una componente de mercado en la tarifa del consumidor (mercado entre productores y
consumidores directos, o, productores y comercializadores).

En la actualidad impera el régimen impuesto por la Ley 24/2013, el cual mantiene la distincion
entre las actividades reguladas y las no reguladas, aunque impulsa la competencia efectiva en el
sector.
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2.1.2.2.2. Apoyo a las politicas de fomento de energias renovables

Espafia, influenciada por las metas establecidas en el Libro Blanco de las Energias Renovables®,
traz6 en 1999 el Plan de Fomento de las Energias Renovables (PER) 2000-2010 que tuvo por
objetivo alcanzar en 2010 un 12% de participacion de energias renovables en el consumo total de
energia. Luego en 2005 se sustituye este plan por el PER 2005-2010, el cual mantiene la meta del
12% de ER al 2010. El PER, basicamente representa el planteamiento de los objetivos por
alcanzar, sin embargo, la materializacion del cumplimiento de estos objetivos se logra a través de
los Reales Decretos (R.D.), los cuales establecen los mecanismos de incentivo a las ER.

El primer R.D. que apoyo a las ER se incorpor6 en 1998 (R.D. 2828) e introdujo un sistema de
oferta consistente en dos opciones de elegir la forma de recaudar la tarifa para los productores de
ER. La primera opcion es recibir una tarifa fija por cada kWh inyectado al sistema; mientras la
segunda, consiste en optar por una tarifa prima adicional constante. Esta eleccidn tiene validez
por un afio, posteriormente, el productor tiene la opcién de mantener su decision o cambiar a la
otra alternativa.

En 2004 se celebro el siguiente R.D. (R.D 436/2004), el cual impuso que tanto la tarifa fija como
la prima adicional sean calculadas como un porcentaje de la Tarifa Eléctrica Media o de
Referencia (TMR) establecida cada afio segun las tarifas del mercado. Ademas, en la opcion de
tarifa adicional, se establecié que la energia fuera vendida por medio de contratos bilaterales. A
causa de este decreto, la mayoria de los generadores de ER optaron por las tarifas con prima
adicional, en gran parte, porque resultaban més atractivas debido al aumento de los precios del
mercado.

Por consiguiente, las tarifas ofrecidas en ambas opciones tendieron aumentar por la dependencia
con la TMR, lo cual signific6 una sobre compensacion a los productores de ER. Es por este
motivo que en 2007 se promulg6 un nuevo decreto (R.D. 661/2007) que elimina la dependencia
de las tarifas con la TMR vy se considera una nueva referencia dependiente de otros factores como
el IPC o el precio del gas natural, y ademas se incorporan limites superiores e inferiores en los
precios atribuidos a las primas. De esta forma, si el precio resultante en el mercado mayorista es
demasiado bajo, entonces la prima aumenta hasta cierto valor; en caso contrario, si el precio de
mercado es demasiado alto, la prima disminuye hasta cierto limite. Este cambio de normativa
produjo que nuevamente la opcion de tarifa fija fuera la mas atractiva y requerida.

Finalmente cabe destacar que Espafia es uno de los paises de la Union Europea mas exitosos en la
implementacion de generacion de ER, sin embargo, sufre de desfinanciamiento fiscal y pérdida
de credibilidad por parte de los inversionistas privados, a causa de no establecerse claramente el
tiempo limitado del esquema de incentivo de tarifas especiales y de la sobrecompensacion
producida [11].

® Es un documento elaborado por la Comisién Europea a modo de declaracién de intenciones para
impulsar el desarrollo comercial de las energias renovables y su introduccién en la vida de los
ciudadanos comunitarios.
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2.1.3. CONCLUSIONES

La investigacion contenida en este capitulo muestra la evolucion que han experimentado las
principales politicas de fomento de ER. Se puede conocer entonces de cada una de ellas las
ventajas y desventajas de su implementacion, su mecanismo, el grado de vinculacion con el
mercado, los resultados obtenidos, entre otros elementos.

La politica FIT se puede disefiar considerando diversas caracteristicas acertadas que logren una
mejor adaptacion del contexto al cual se desea insertar. Por consiguiente, para el disefio de
politicas FIT se puede consentir: discriminar por costos de generacion (estableciendo niveles de
tarifa dependiendo del tamafio o combustible de la central), el nivel de dependencia que tengan
estéas tarifas con respecto al mercado (tarifa fija o con prima adicional), la curva de aprendizaje de
cada tecnologia, condiciones locales, etc. Asi, se pueden crear multiples niveles de tarifa a partir
de las caracteristicas de cada central, o del nivel de influencia del mercado. Sin embargo, se tiene
que cuidar de no crear demasiados niveles de tarifa para una misma tecnologia, ya que esto
conduce a una menor transparencia e incertidumbre para el inversionista.

Por lo demés, es de suma importancia establecer correctamente los criterios de fijacion de la
tarifa, la duracion del incentivo, los beneficiarios producto de este mecanismo (por ejemplo, si
corresponde solo a las nuevas instalaciones, o también con las ya existentes) y los ajustes de la
tarifa con respecto al precio de mercado. La duracion de las tarifas debe ser suficientemente
extendida como para entregar garantias y atenuar el riesgo de inversion, pero también no debe
excederse su prolongacion, ya que las condiciones de mercado podrian no ser las esperadas y se
requiera cambiar el disefio para ajustarse mejor al contexto. Adicionalmente, el nivel de las
tarifas debe ser el adecuado con tal que sea lo suficientemente alto como para incentivar la
inversion y lo suficientemente moderado como para evitar la sobrecompensacion. Para evitar el
sobre financiamiento, se recomienda implementar un sistema de tarifa escalonado y establecer
una dependencia con el aprendizaje tecnolégico de manera tal que la tarifa disminuya con el
tiempo, asi al reducir los beneficios extraordinarios entonces el costo pagado por los
consumidores disminuiria también. Por ultimo, la fijacion de las tarifas debe ser revisada
periddicamente por los organismos reguladores del mercado

En el caso de la politica de obligacion por cuotas se impone el minimo crecimiento de ER anual
sin fijacion de precios y sin distincion de tecnologia, contrario al caso del incentivo FIT. Esto
fomenta la competencia y conlleva al desarrollo de tecnologias mas econdmicamente eficientes,
por ende ha de suponerse que los consumidores perciben un mejor precio de compra para la
energia. Consecuentemente, se traspasa un mayor riesgo a los productores ya que no existe de por
medio un contrato a largo plazo que garantice vender un determinado volumen de energia a un
precio preestablecido. En el sistema de cuotas los precios estdn sujetos a la volatilidad del
mercado. Por otro lado, el incentivo de este sistema es aplicando una multa, la cual debe ser
ajustada correctamente, con un valor significativamente mayor al costo marginal del sistema con
tal que el mecanismo sea efectivo.

16



Otro incentivo incorporado al sistema de cuotas es el mercado de certificados transables, el cual
reduce el riesgo de la inversion al generar una ganancia adicional al productor ER. Los
certificados pueden llegar a representar un ingreso considerable para los generadores, por lo tanto
si el precio de estos disminuye entonces aumentara el riesgo de inversion lo que significara una
barrera de entrada adicional a las tecnologias renovables mas caras, por ello se debe procurar
garantias de competencia en los mercados de certificados transables. Sin embargo, las garantias
de competencia no son confiables cuando la cuota obligatoria se cumple.

El sistema con cuota obligatoria no privilegia directamente ciertas tecnologias como lo concibe el
sistema FIT, aun asi se beneficia a las centrales mas competitivas en desmedro de las demas, lo
que podria impedir una real diversificacion del sistema eléctrico. Esto es producto de la enorme
influencia de ciertos agentes sobre el mercado competitivo o simplemente de la diferencia de
costos de inversion de cada tecnologia. Reino Unido intentd resolver este problema imponiendo
subcuotas a través de la diferenciacion por tecnologia de la cantidad de energia contenida en un
certificado transable.

A pesar de las modificaciones sobre la politica de cuotas obligatorias, Reino Unido y otros paises
con este sistema no han logrado cumplir con las cuotas. Mé&s aln, se han mostrado altos costos
anuales pero bajas tasas de crecimiento. Segun esto, es recomendable complementar esta politicas
con las otras.

A partir de la NFFO se puede apreciar que el incentivo de subasta conduce a una rapida caida de
los precios ofertados en las licitaciones, garantizando un moderado aumento a largo plazo de los
precios de energia renovable que deben pagar los consumidores, por lo tanto este mecanismo
resulta ser eficiente econémicamente (caracteristica del sistema de cuota obligatoria). Por otro
lado, el Estado tiene la potestad de seleccionar las tecnologias a fomentar por medio del Ilamado
a concurso y dar garantias a los generadores otorgandoles contratos de largo plazo con el precio
preestablecido (caracteristica sistema FIT). Este sistema tiene la ventaja de poseer una sencilla
implementacidn, ya que no interviene en gran medida al mercado. Sin embargo, se debe tener
extrema precaucion con la cantidad de energia a licitar, si esta resulta ser demasiado baja los
costos de administracion y transaccion aumentan, por otro lado si la cantidad es demasiada alta
existe la posibilidad de que todos los generadores tengan mayores posibilidades de repartirse
entre todos la cantidad subastada y por ende se pueden poner de acuerdo entre todos (oferta
estratégica), ya que disminuye la competencia.

El sistema de subasta debe considerar y coordinar las causas que podrian atribuir retrasos a los
proyectos (por ejemplo, aprobacion temprana de las normas ambientales), de manera de no violar
el contrato estipulado e imponer sanciones o algun otro incentivo para evitar que los proyectos no
se concreten como en el caso de Reino Unido.

Como se ha visto en los casos de los paises estudiados, el mercado juega un rol relevante en la
efectividad de las politicas analizadas. Por ello, este debe ser un mercado sin integracién vertical
de manera de garantizar a los generadores de ER condiciones equitativas de acceso a la red.
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También se debe impedir el abuso de poder por parte de los agentes dominantes del mercado
eléctrico que pueden obstaculizar el desarrollo de pequefios generadores.

Por otra parte, cualquiera sea el mecanismo de incentivo ER adoptado, es el consumidor final el
que paga. Es de suponer que en el sistema de cuotas el riesgo asociado a la inversion, produce
que el productor (no los consumidores) sea quien absorba las ganancias generadas por la
eficiencia del sistema.

Finalmente, las barreras administrativas tienen una gran influencia sobre el éxito de estas
politicas y el disefio de la politica ERNC debe ser estable y continuo para el productor de ERNC.
Por ende: se deben establecer objetivos de largo plazo y bastantes ambiciosos como para brindar
seguridad al inversionista, la ayuda financiera debiese ser mayor que los costos marginales de
produccién (por ejemplo, multas en cuotas obligatorias), el incentivo se debe restringir a un cierto
periodo de tiempo (por ejemplo, tarifas decreciente en FIT), y el mecanismo no debe ser
interrumpido hasta que finalice la vida util de la central. En conclusion, mecanismos esporadicos
e interrumpidos no resultan adecuados ya que no entregan credibilidad.

2.2. DESCRIPCION DE LA LEY 20.698 INCLUYENDO MARCO NORMATIVO
NACIONAL

2.2.1. ORGANIZACION DEL MERCADO EN CHILE

El mercado de electricidad en Chile promueve la eficiencia econdmica a través de mercados
competitivos, en todos los segmentos no monopolicos, y por medio de capitales privados se
financian las inversiones y se desarrollan las operaciones de la infraestructura energética.

Este mercado esta constituido por tres segmentos de negocio: generacion, transmision y
distribucion. Estas actividades son controladas por empresas privadas, sin embargo el Estado
ejerce funciones de regulacion, fiscalizacién, planificacion indicativa de inversiones en
generacion y desarrollo de la transmision mediante procesos participativos con los actores del
mercado. Ademas, se introduce la desintegracion vertical, es decir, existe una separacién entre las
actividades de generacion, transmisién y distribucion, las cuales tienen un tratamiento regulatorio
diferenciado. Se consideran los segmentos de transmision y distribucion como monopolios
naturales y regionales respectivamente, mientras el segmento de generacion se desarrolla bajo el
supuesto de libre competencia.
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El funcionamiento del mercado chileno para los sistemas eléctricos interconectados se caracteriza
por la existencia de un mercado spot en el cual el precio de la energia eléctrica corresponde al
costo marginal® resultante del equilibrio instantaneo entre oferta y demanda.

Los sistemas eléctricos son el conjunto de instalaciones de centrales eléctricas generadoras, lineas
de transporte, subestaciones eléctricas y lineas de distribucion, interconectadas entre si, que
permiten generar, transportar y distribuir energia eléctrica. Segun su capacidad de generacion se
clasifican en:

Tabla 1: Clasificacién de sistemas interconectados.

Capacidad instalada de generacion
Clasificacion
Sistemas interconectados Igual o superior a 200 MW
Sistemas medianos Superior a 1,5 MW e inferior a 200 MW
Sistemas aislados Igual o inferior a 1,5 MW

Los principales sistemas en Chile son:

e Sistema Interconectado del Norte Grande (SING): sistema mayor que abastece la zona
norte del pais, desde Arica hasta la localidad de Coloso

e EI Sistema Interconectado Central (SIC): sistema mayor que abastece la zona central del
pais, desde Taltal hasta Quellén.

e Sistema Eléctrico de Los Lagos: macro sistema mediano que abarca Hornopirén y
Cochamd.

e Sistema Eléctrico de Aysén: sistemas medianos ubicados en la zona sur del pais: Palena,
General Carrera 'y Aysén.

e Sistema Eléctrico de Magallanes: corresponde a cuatro subsistemas medianos. Se localiza
en el extremo mas austral del pais: Punta Arenas, Puerto Williams, Puerto Natales y
Porvenir.

e Sistema Eléctrico Isla de Pascua o SASIPA.

2.2.1.1. Clientes

Los clientes se clasifican segin su consumo de potencia, y a partir de esto se determina la forma
de pago correspondiente a su consumo. Los clientes se clasifican en:

® Corresponde al costo adicional en el que se incurre por una unidad adicional del producto. En el caso de
la produccién de energia eléctrica se refiere al costo marginal de la energia y se expresa en US$/MWh o
alguna unidad equivalente.
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Tabla 2: Clasificaciéon de clientes.

Potencia Consumida Forma de Pago

Tipo de Cliente
Cliente Regulado | Igual o inferiora2 MW. | Sujeto a regulacion de la tarifa definida
por la autoridad.

Cliente Libre Superior a 2 MW. No sujetos a regulacion de precios,
negocian libremente los precios y
condiciones del suministro eléctrico con
las empresas generadoras o distribuidoras.

Por ultimo los clientes regulados con potencia consumida entre 500 kW y 2 MW, pueden optar
por ser clientes libres, debiendo mantener esa clasificacién a lo menos por 4 afios.

2.2.1.2. Segmento de Generacion

Este segmento es netamente privado, se caracteriza por desarrollarse bajo el supuesto de libre
competencia, con economias de escala en los costos variables de operacién y en el cual los
precios tienden a reflejar el costo marginal de produccion.

Tiene la misién de suministrar la energia necesaria para abastecer al sistema eléctrico,
preocupandose en que la generacion sea confiable en cantidad y oportunidad. Los generadores
pueden optar en participar en dos tipos de mercados:

2.2.1.2.1. Mercado mayorista

Es constituido por las empresas generadoras que transan energia y potencia entre si,
encontrandose sujetas a contratos de suministro. Las centrales que por despacho® poseen una
generacion superior a la comprometida por contratos (empresas excedentarias) venden, y
compran aquellas que por despacho tienen una generacion inferior a la energia y potencia
contratadas con clientes (empresas deficitarias). Las transferencias fisicas y monetarias (ventas y
compras) son determinadas por el respectivo CDEC, y se valorizan, en el caso de la energia, en
forma horaria al costo marginal resultante de la operacion del sistema en esa hora. En el caso de
la potencia, las transferencias son valorizadas al costo marginal de potencia. [16]

1% Despacho econdémico: distribucion de todos los requerimientos de generacion entre las unidades del
ﬁarque de generacion de manera de alcanzar el éptimo econédmico del sistema.
Es el minimo costo de inversiébn en que tendria que incurrir el sistema eléctrico para producir una
unidad adicional de potencia.
20



2.2.1.2.2. Mercado de contratos
El mercado de contratos corresponde a un mercado de tipo financiero (el generador siempre
compra en el mercado spot para vender en el mercado de contratos, se encuentre 0 no
despachado) con contratos pactados libremente entre los generadores y empresas distribuidoras o
clientes libres. Se establece una obligacion de suministrar y una obligacion de comprar a un
precio predeterminado. [16]

2.2.1.3. Segmento de Transmision

Un sistema de transmision es el conjunto de lineas y subestaciones que forman parte de un
sistema eléctrico, y que permiten transportar energia eléctrica desde los sectores excedentarios de
generacion de energia a los deficitarios, operando en los niveles de mas alta tension. Los niveles
de tension empleados en el sector de transmision nacional cubren el rango comprendido entre
tensiones superiores a 23 kV. En Chile, el sistema de transmision se divide en tres segmentos:

2.2.1.3.1. Sistema de Transmision Troncal
Segun el marco regulatorio se distingue este sistema por poseer las siguientes caracteristicas:

e Tension nominal igual o mayor a 220 kV.

e Mostrar una variabilidad relevante en la magnitud y direccién de los flujos de potencia.

e Independencia de la magnitud de los flujos en estas lineas con respecto a un nimero
reducido de consumidores.

e Que los flujos en las lineas no sean atribuidos exclusivamente al consumo de un cliente, 0
a la produccion de una central generadora o de un grupo reducido de centrales
generadoras.

e Que la linea tenga tramos con flujos bidireccionales relevantes.

2.2.1.3.2. Sistema de Subtransmision
Este sistema contempla exclusivamente el abastecimiento a grupos de consumidores finales libres
o regulados, que se encuentren en zonas de concesidn de empresas distribuidoras. Segun el marco
regulatorio, deben cumplir con las siguientes caracteristicas:

¢ No calificar como instalaciones troncales.

e 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.
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2.2.1.3.3. Sistemas de Transmision Adicional
Los sistemas de transmision adicional estan destinados esencial y principalmente al suministro de
energia eléctrica a clientes libres, y a la inyeccion de energia de generadores, son instalaciones de
transmision que no forman parte del sistema de transmision troncal ni de los sistemas de
subtransmision.

2.2.1.4. Segmento de Distribucién

Los sistemas de distribucion estan constituidos por las lineas, subestaciones y equipos que
permiten prestar el servicio de distribuir la electricidad hasta los consumidores finales,
localizados en cierta zona geogréafica explicitamente limitada.

Se define alta tension en distribucion para el rango entre 400 V y 23 KV, y baja tension de
distribucion para tensiones inferiores a 400 V.

2.2.1.5. Institucionalidad

2.2.1.5.1. Ministerio de Energia
El Ministerio de Energia es el érgano superior de colaboracion del Presidente de la
Republica en las funciones de gobierno y administracion del sector de energia.
El objetivo general del Ministerio de Energia es elaborar y coordinar los planes, politicas y
normas para el buen funcionamiento y desarrollo del sector, velar por su cumplimiento y asesorar
al Gobierno en todas aquellas materias relacionadas con la energia. [28]

2.2.1.5.2. Comisién Nacional de Energia (CNE)
Es un organismo publico, descentralizado y autbnomo, con patrimonio propio y plena capacidad
para adquirir y ejercer derechos y obligaciones, que se relaciona por intermedio del Ministerio de
Energia.

Su principal funcién conforme al articulo 2° del Decreto Ley que la cred, es elaborar y coordinar
los planes, politicas y normas necesarias para el buen funcionamiento y desarrollo del sector
energético del pais, ademas de velar por el cumplimiento de todas las materias relacionadas con
la energia.

Seglin la ley: “La comision serd un organismo técnico encargado de analizar precios, tarifas y
normas técnicas a las que se deben cefiirse las empresas de produccion, generacion, transporte y
distribucion de energia, con el objeto de disponer de un servicio suficiente, seguro y de calidad,
comparable con la operacion mas econémica”. [23]
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2.2.1.5.3. Superintendencia de Electricidad y Combustible (SEC)
Tiene por mision vigilar la adecuada operacion de los servicios de electricidad, gas y
combustibles, en términos de su seguridad, calidad y precio.

Es responsabilidad de la SEC fiscalizar el cumplimiento de las disposiciones legales,
reglamentarias y normativas, otorgar las concesiones provisionales de plantas productoras de gas,
de centrales productoras de energia eléctrica, de subestaciones eléctricas, de lineas de transporte y
de lineas de distribucion de energia eléctrica, resolver conflictos, autorizar servidumbres,
amonestar, aplicar multas, entre otras. [29]

2.2.1.5.4. Centro de Despacho Econémico de Carga (CDEC)
Los Centros de Despacho Econémico de Carga son los organismos encargados de determinar la
operacion del conjunto de instalaciones de los sistemas eléctricos con capacidad instalada
superior a 200 MW. Actualmente existen 2 CDEC en el pais, uno de estos se encarga del SING,
mientras que el otro del SIC.

Los integrantes que la conforman corresponden a representantes de las empresas que poseen
instalaciones de generacidn, transmisién (en todos sus niveles) y clientes libres. Ademas, cuenta
en su estructura de Direcciones Técnicas: la Direccion de Operacién (DO), la Direccidn de Peajes
(DP), la Direccion de Administracion y Presupuesto (DAP), y la Direccion de Planificacion y
Desarrollo (DPD). Adicionalmente la DO tiene a su cargo el Centro de Despacho y Control. [30]
[31]

Por otro lado, por ley, a los CDEC le corresponde:

e Preservar la seguridad global del Sistema Eléctrico.

e Garantizar la operacién mas econdmica para el conjunto de instalaciones del Sistema
Eléctrico.

e Garantizar el acceso abierto a los sistemas de transmision.

e Determinar las transferencias econdmicas entre los integrantes del CDEC.

e Elaborar los estudios e informes requeridos por la CNE, la SEC o el Ministerio de
Energia.

2.2.1.5.5. Panel de Expertos
Su funcion es pronunciarse mediante dictamenes de efecto vinculante, sobre aquellas
discrepancias y conflictos que, conforme a la ley, se susciten con motivo de la aplicacion de la
legislacion eléctrica y que las empresas eléctricas y otras entidades habilitadas sometan a su
conocimiento. El Panel de Expertos esta integrado por siete profesionales de amplia trayectoria
profesional o académica y que han acreditado, en materias técnicas, econdémicas o juridicas del
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sector eléctrico, dominio y experiencia laboral minima de tres afios. Las materias sometidas a
dictamen del Panel de Expertos son las que tienen relacién en cuanto a sistemas de transmisién
troncal, sistemas de subtransmision, sistemas adicionales de transporte, los servicios de
distribucion, los sistemas eléctricos medianos, los Centros de Despacho Econémico de Carga, la
energia eléctrica generada con fuentes renovables no convencionales y Otras discrepancias (las
que las empresas eléctricas tengan entre si con motivo de la aplicacién técnica o economica de la
normativa del sector eléctrico y que, de comun acuerdo, sometan a su dictamen). [32]

2.2.1.5.6. Centro de Energias Renovables (CER)
El Centro de Energias Renovables (CER) es una institucién que consolida los esfuerzos del
Estado de Chile para desarrollar las energias renovables no convencionales (ERNC).

A través del contacto directo que logra el CER con todos los integrantes de la industria de las
ERNC, es también un proveedor de insumos para el Ministerio de Energia en el disefio de las
nuevas politicas en esa materia. [24]

2.2.1.5.7. Comisién Chilena de Energia Nuclear (CCHEN)
La mision y objetivos fijados por ley son [33]:

*Atender los problemas relacionados con la produccion, adquisicion, transferencia, transporte y
usos pacifico de la energia atbmica y de los materiales fértiles, fisionables y radiactivos, y

*Regular, fiscalizar y controlar, desde el punto de vista de la seguridad nuclear y radiologica, las
instalaciones nucleares y las instalaciones radiactivas relevantes en todo el pais.

La institucién es dirigida y administrada por un Consejo Directivo y un Director Ejecutivo. Las
actividades que se desarrollan al interior de la CCHEN, impactan en variadas areas del quehacer
nacional siendo las méas relevantes la salud, la industria, la mineria, la agricultura, y la
alimentacion.

2.2.2. HISTORIA DE FOMENTO DE LAS ERNC EN CHILE

Chile en el afio 1982 promulga la Ley General de Servicios Eléctricos (LGSE), y con ello se
convierte a nivel mundial en el primer pais en implementar un sistema eléctrico de caracter
competitivo. El marco reglamentario ha sido perfeccionado a través de los afios, sin embargo no
fue hasta marzo de 2004 que se introdujeron los primeros cambios relacionados con ERNC por
medio de la celebracion de la Ley Corta I. Le siguieron la creacion de la Ley Corta I, la Ley
20.257 y finalmente la Ley 20.698.
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Las necesidades del pais demandan mayor seguridad de abastecimiento energético, y por ello
numerosos gobiernos han planteado diversificar la matriz energética, la cual esta constituida
principalmente de recursos hidricos e hidrocarburos importados de otros paises. Por otro lado, la
ciudadania ha tomado un rol més activo en la formulacion de politicas energéticas y exige
disminuir el impacto ambiental respecto de las tecnologias convencionales de produccion.

2.2.2.1. Ley Cortal

Esta ley por medio del articulo 77° del DFL4 obliga a las empresas de transporte de energia a
prestar el servicio de transmision de energia. De esta forma no existe un trato discriminatorio a
centrales ERNC que usualmente, debido a su tamafio o caracteristicas técnicas, les es dificil
insertarse en el sistema. El articulo 77° establece que los sistemas de Transmision Troncal,
Subtransmisién y los Sistemas Adicionales, en tanto estos Ultimos hagan uso de servidumbres o
bienes nacionales de uso publico en su trazado, deben someterse al régimen de acceso abierto;
esto es, ser utilizados por terceros bajo condiciones técnicas y econémicas no discriminatorias.
Ademas, los propietarios de las instalaciones de transmision descritas no pueden negar el servicio
por motivos de capacidad técnica a ningun interesado, salvo que el CDEC limite las inyecciones
o retiros del interesado, sin discriminar a los usuarios, para mantener la correcta operacion
coordinada del Sistema Eléctrico.

Antes de la celebracion de esta ley, las centrales solventaban el 100% del pago del peaje que se
definia tras negociaciones con las transmisoras. En la actualidad el articulo 78° del DFL4
establece que toda empresa eléctrica que inyecte energia y potencia al sistema eléctrico, asi como
toda empresa que efectle retiros de energia y potencia desde el sistema eléctrico para
comercializarla con distribuidoras o clientes finales, debe pagar los respectivos costos de
transmision en la proporcion que se determine. Esta medida de reparticion del pago del peaje
entre los generadores y los consumidores de energia eléctrica permite reducir los costos que
incurren las centrales, por ende es un apoyo que incentiva la realizacion de inversiones de
centrales.

Un hito importante que fomenta la inversion de ERNC se refleja a través del tratamiento de pago
por peaje para medios de generacidn con fuentes no convencionales. El articulo 79° establece que
los propietarios de los medios de generacidn cuya fuente sea geotérmica, edlica, solar, biomasa,
mareomotriz, pequefias centrales hidroeléctricas, cogeneracion y otras similares determinadas por
la Comision, conectados al sistema eléctrico, cuyos excedentes de potencia suministrada al
sistema sea inferior a 20 MW, estan exceptuadas del pago total o parcial de los peajes por el uso
que las inyecciones de esos medios de generacion hacen de los sistemas de transmision troncal.

'2 Las especificaciones del tratamiento del peaje para medios de generacién con fuente no convencional
con potencias inferiores a 20 MW se encuentra en el apartado 2.2.3 REGLAMENTO PARA MEDIOS DE
GENERACION NO CONVENCIONALES Y PEQUENOS MEDIOS DE GENERACION.
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Los montos totales de peajes exceptuados son pagados por las demas empresas que efectlan
inyecciones de energia al sistema, en proporcion de tales inyecciones.

Finalmente el articulo 149° del DFL4 establece que todo propietario de medios de generacion
tiene el derecho de vender la energia al sistema al costo marginal instantaneo, asi como sus
excedentes de potencia al precio de nudo de la potencia. También por medio del reglamento se
establecen mecanismos de estabilizacion de precios a la energia inyectada por medios de
generacion con potencias menores a 9 MW, de este modo se beneficia a estas centrales
brindandoles un tratamiento comercial con menor riesgo en sus flujos de ingreso. Ademas los
concesionarios de servicio publico de distribucion, asi como aquellas empresas que poseen lineas
de distribucion que utilicen bienes nacionales de uso publico, deben permitir la conexién de los
medios de generacion cuyos excedentes de potencia suministrables al sistema eléctrico no
superen los 9 MW, sin perjuicio del cumplimiento de las exigencias de seguridad y calidad de
servicio.

2.2.2.2. Ley Cortall

Esta ley obliga a las empresas de distribucién eléctrica a adquirir grandes blogues de energia con
el fin de disponer permanentemente del suministro de energia que permita satisfacer el total del
consumo proyectado de sus consumidores regulados dentro de por lo menos los proximos tres
afios. Luego, estas empresas deben licitar su suministro en condiciones competitivas con los
generadores. De esta forma, las centrales generadoras disminuyen su riego al adjudicarse
contratos a largo plazo (méximo 15 afios), ya que asegura parte de sus ingresos. De este modo se
da cierta seguridad y respaldo a la realizacién de inversiones en el area de generacion.

Por otro lado, asegura un nivel de precios competitivo y no discriminatorio para los medios con
fuentes no convencionales ya que se valida su derecho a suministrar a los concesionarios de
distribucion hasta el 5% del total de demanda destinada a clientes regulados.

2.2.2.3. Reglamento Para Medios de Generacién No Convencionales y
Pequefios Medios De Generacion

Este reglamento estd contenido en el Decreto N°244 de 2005 que “Fija texto refundido,
coordinado y sistematizado del Decreto con Fuerza de Ley N° 1, de Mineria, de 1982, Ley
General de Servicios Eléctricos.”, dictado por el Ministerio de Economia Fomento y
Reconstruccion.

El articulo 1 define tres categorias a modo de catalogar las empresas que posean medios de
generacion conectados y sincronizados a un sistema eléctrico y que se les aplique las
disposiciones de este reglamento:
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Tabla 3: Categorizacion de medios de generacion segln Decreto Supremo N° 244,

Categoria Definicion
PMGD: Pequefios medios de generacion | Medios de generacion cuyos excedentes de
distribuidos potencia sean menores o iguales a 9 MW,

conectados a una empresa concesionaria de
distribucion, o a instalaciones de una
empresa que posea lineas de distribucion de
energia eléctrica que utilicen bienes
nacionales de uso publico.

PMG: Pequefios medios de generacion Medios de generacion cuyos excedentes de
potencia suministrables al sistema sean
menores 0 iguales a 9 MW conectados a
instalaciones pertenecientes a un sistema
troncal, de subtransmision o adicional.
MGNC: Medios de generaciébn no | Medios de generacidén cuya fuente sea no
convencionales convencional y sus excedentes de potencia
suministrada al sistema sean inferiores a 20
MW.

En términos generales, los principales aporte a la Ley Corta | especificados en este reglamento
son:

e Los procedimientos para la determinacion de los precios de venta de los medios de
generacion correspondiente a la tabla 3, como también los mecanismos de estabilizacion
de precios aplicables a la energia inyectada por medios de generacidn cuyos excedentes
de potencias suministrados al sistema no superen los 9 MW.

e Los procedimientos y condiciones para la conexion, mantenimiento e intervencion de la
instalacion de un PMGD.

e Definicién de plazos para efectuar solicitudes entre PMGD o PMG y las empresas
distribuidoras.

e Mayor detalle en la informacion que deben poseer los informes de costos de conexion,
formato de solicitudes y modalidad de la entrega de informacion.

2.2.2.3.1. PMGD
El uso que se le da a las inyecciones de los excedentes de potencia en el sistema de distribucion
no da lugar al pago de peajes de distribucion, a excepcion del caso en que se suministre a
usuarios no regulados. En cuanto al propietario u operador del PMGD:

e Es el responsable de determinar la potencia y energia a inyectar en la red de distribucion,
es decir, todo PMGD opera con autodespacho. Se refieren las inyecciones de energia y
potencia a la barra de mas alta tensién de la subestacion de distribucion primaria asociada
a esta.
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e Tiene el derecho a participar de las transferencias de energia y potencia entre empresas
eléctricas que se encuentren sujetas al CDEC.

e Puede optar a vender su energia al sistema a costo marginal instantdneo o a un régimen
de precio estabilizado, siendo 4 afios el periodo minimo de permanencia en cada régimen.

e Deben concurrir al pago de los costos de transmision troncal, subtransmision y de
transmision adicional. Si se trata de un MGNC, estan exceptuados del pago total o parcial
de los peajes por inyeccion en los sistemas de transmision troncal.

2.2.2.3.2. PMG
Los propietarios u operadores de un PMG:

e Pueden optar operar con autodespacho. Los que incurran a la operacion con autodespacho
no pueden disponer de capacidad de regulacién de sus excedentes.

e Puede optar a vender su energia al sistema a costo marginal instantaneo o a un precio
estabilizado.

e Deben concurrir al pago de los costos de transmision troncal, subtransmision y de
transmision adicional. Si se trata de un MGNC, estan exceptuados del pago total o parcial
de los peajes por inyeccion en los sistemas de transmisién troncal.

2.2.2.3.3. MGNC
Los propietarios de los MGNC estan exceptuados del pago total o parcial de los peajes, sin
embargo, los excedentes de potencia suministrados al sistema son determinados por la Direccion
de Peajes del CDEC. También, existe un peaje adicional que se obtiene a partir del peaje con
exencion parcial o total de pago, la cantidad de excedentes de potencia del sistema que esta libre
de pago vy la capacidad instalada total del sistema.

Peaje producto de la exencion de pago parcial o total
El valor del peaje que deben pagar los MGNC (representado por la abreviatura “PNC1;”) en
unidades monetarias se expresa mediante la siguiente férmula:

PNC].l = Pbasei ' FPl
En donde:

Pbase;: Peaje que le corresponde pagar al MGNC; expresado en unidades monetarias de acuerdo
a las normas generales de peajes.

FP;: Factor proporcional asociado al MGNC; para el calculo de la exencion expresado en calculos
adimensionales.

El factor proporcional FP; se obtiene en relacion al excedente de potencia suministrada por el
MGNC; al sistema. Representando este excedente de potencia por EPNC;, se tiene:
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0 EPNC; < 9 MW
FP, = {EPNC; — 9.000

11.000

EPNC; = 9 MW

De manera ilustrativa, el grafico siguiente muestra el porcentaje del Pbase; a pagar por un
MGNC, de acuerdo a su potencia suministrada al sistema:

120%

100%

80%
60% /
40%

20%

0% -

Porcentaje del peaje a pagar

012345678 910111213141516171819202122232425
Excedente de potencia ""EPNC" (MW)

llustracion 5: Gréafico del tratamiento de peaje para MGNC.

Peaje adicional
El peaje adicional (en adelante PNC2;) expresado en unidades monetarias se determina conforme
a lo siguiente:

0 CEP < 0,05-CIT

CEP — 0,05 - CIT
Pbase; - (1 — FP) - ( 5P ) CEP > 0,05 - CIT

PNC2; = {

En donde:
CEP: Capacidad conjunta exceptuada de peajes, expresada en kilowatts.
CIT: Capacidad instalada total del sistema eléctrico, expresada en kilowatts.

Peaje Total
Finalmente, el peaje que debe pagar un MGNC (en adelante PNCtot;) por uso de las lineas de

transmision troncal corresponde a:

PNCtOtl' = PNCll+Pchl
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2.2.2.4. Ley 20.257

Esta ley establece que cada empresa que realice retiros de energia para luego comercializarla con
clientes finales o distribuidoras, deben acreditar ante el CDEC que el 10% de la energia retirada
proviene de fuentes de energia no convencionales, siendo estas fuentes propias o contratadas a
partir del 31 de agosto del 2007. La energia debe ser retirada desde los sistemas SIC o SING, en
concreto desde sistemas eléctricos con capacidad instalada superior a 200 MW. Los clientes
finales, antes mencionados, pueden estar sujetos o no a la regulacion de precio. La ley rige desde

el 1 de enero del afio 2010.

La ley define como medios de generacion renovable no convencionales, los que presentan

cualquiera de las siguientes caracteristicas:

Tabla 4: Descripcion de medios de generacion renovables no convencionales.

Medio de Generacion

Definicion

Centrales de Biomasa

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
de la biomasa, la que puede ser correspondiente a la
obtenida de materia organica y biodegradable, la que
puede ser usada directamente como combustible o
convertida en otros biocombustibles liquidos, sélidos o
gaseosos. Se entenderad incluida la fraccidn
biodegradable de los residuos solidos domiciliarios y no
domiciliarios.

Pequefas Centrales Hidraulicas

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
hidraulica y cuya potencia méaxima sea inferior a 20
MW,

Centrales Geotérmicas

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
geotérmica, entendiéndose por tal la que se obtiene del
calor natural del interior de la tierra.

Centrales Solares

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
solar, obtenida de la radiacion solar.

Centrales Eélicas

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
edlica, correspondiente a la energia cinética del viento.

Centrales Mareomotrices

Aquellos cuya fuente de energia primaria sea la energia
de los mares, correspondiente a toda forma de energia
mecanica producida por el movimiento de las mareas,
de las olas y de las corrientes, asi como la obtenida del
gradiente térmico de los mares.

Otros medios de generacion

Determinados fundadamente por la CNE, que utilicen
energias renovables para la generacion de electricidad,
contribuyan a diversificar las fuentes de abastecimiento
de energia en los sistemas eléctricos y causen un bajo
impacto ambiental, conforme a los procedimientos que
establezca el reglamento.
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Ademas de los MGNC, también se puede acreditar la obligacion a la energia suministrada por
centrales hidraulicas con potencia méxima igual o inferior a 40 MW. Sin embargo, en este caso la
energia que toma en cuenta la obligacion es la energia suministrada corregida por un factor
proporcional igual a:

PM — 20 MW

FP=1-—0uw

En donde FP es el factor proporcional y PM es la potencia méxima de la central hidréaulica.

Por otro lado, no se tomaran validos los suministros ERNC provenientes de centrales que se
hayan interconectado al SIC o al SING antes del 1 de enero de 2007. Sin embargo, si las centrales
mencionadas amplian su capacidad instalada después de dicha fecha y conservan su condicion de
ERNC, la inyeccién que se acredita es la energia suministrada, por estas centrales, corregida por
un factor proporcional FP' igual a:

Fp' = PApost 2007
PM

Donde PApost 2007 €S la potencia adicionada con posterioridad al 1 de enero de 2007 y PM es la
potencia maxima del medio de generacion luego de la ampliacion.

2.2.2.4.1. Formas de acreditacion e incumplimiento de la obligacién
Si la empresa eléctrica no cumple con la cuota minima de ERNC en su contrato exigida por ley,
esta puede acreditar inyecciones de energia no convencional efectuadas durante el afio
inmediatamente anterior, con la condicion de que dichas inyecciones no hayan sido acreditadas
en el respectivo afio.

Por otro lado, si una empresa excede la cuota minima de ERNC, dentro del afio que se debe
cumplir la obligacion podra convenir el traspaso de sus excedentes a otra empresa del mismo o
diferente sistema eléctrico.

La empresa eléctrica que no acredita la cuota minima porcentual de ERNC al 1 de marzo
siguiente al afio correspondiente, debe pagar un cargo, cuyo monto es de 0,4 UTM™ por cada 1
MWh de déficit respecto a su obligacion. Si dentro de los tres afios siguientes nuevamente se
incurre al incumplimiento de la obligacion, el cargo sera de 0,6 UTM por cada 1 MWh. La suma
del dinero recaudado por los cargos se entregara a los clientes libres y a los clientes de las
distribuidoras que hayan cumplido con la obligacion, y se repartirdn a prorrata de su respectiva
energia consumida.

Hasta maximo un afio, la acreditacion de la cuota minima porcentual de ERNC se puede
postergar con un limite de 50% de la obligacion.

13 UTM: Unidad Tributaria Mensual.
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2.2.2.4.2. Cuotas anuales durante el periodo de transicion
La ley plantea alcanzar el 10% de ERNC en el afio 2024. Para ello se comienza con una cuota del
5% en el afio 2010, manteniéndose constante hasta el afio 2014. A partir del 2015 se aumenta
anualmente en 0,5% hasta el afio 2024, de esta forma en el afio 2015 se tiene 5,5% y en el afio
2016 se cumple con el 6% del suministro ERNC. La cuota anual minima exigida por la Ley
20.257 se representa en el gréfico de la ilustracion 2.

2.2.3. ANALISIS DE LA LEY 20.698

2.2.3.1. Objetivo

Esta ley introduce una nueva obligacion de ERNC de un 20% al 2025, para los contratos de
suministro celebrados después del 1 de julio del 2013, siendo el doble de la obligacion sefialada
en la Ley 20.257. También incorpora un mecanismo de subasta para fomentar la participacion de
ERNC en la matriz energética del pais. Ademas, agrega al articulo 150 bis de la Ley, certificados
que acreditan la inyeccion de ERNC al sistema.

Como se explico en la seccion 2.1, el sistema de subasta consiste en la realizacion de licitaciones
publicas, por parte del Estado, de una cantidad fija de energia (o potencia) al mejor postor (oferta
de menores costos) entre un conjunto de oferentes de energias renovables. En el caso de la Ley
20.698, la cantidad de energia fija a subastar, en adelante bloque licitado, corresponde a la parte
de la obligacion ERNC™ que no es cubierta en las licitaciones efectuadas por las empresas
eléctricas que realizan retiros™.

La energia inyectada correspondiente a los bloques adjudicados en el sistema de subasta que
ejerce la nueva ley, se empleara para el cumplimiento de la obligacion. Para ello, cada mes se
asignara esta energia a todas las empresas que realicen retiros, a prorrata de los montos de energia
retirados en el mes por cada una de ellas. La acreditacion del cumplimiento de la obligacion se
realiza mediante certificados (en adelante Certificados ERNC) emitidos producto de la inyeccion
de energia licitada y la energia realmente inyectada, a prorrata de sus retiros.

4 Obligacién ERNC: suma de las obligaciones de cada una de las empresas eléctricas sujetas a la ley
20.698.
'° Se refiere a las empresas descritas en la ley 20.257, es decir, aquellas que efectan retiros de energia
desde los sistemas eléctricos con capacidad instalada mayor a 200 MW para comercializarla con
distribuidoras o con clientes finales, cuyos contratos fueron celebrados posteriormente al 31 de agosto
del 2007.
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2.2.3.2. Descripcion de la Nueva Ley 20.698

El Ministerio de Energia, en adelante Ministerio, tiene el deber de efectuar anualmente una
licitacion ERNC, la cual es una licitacion publica, abierta, no discriminatoria y transparente, cuyo
objetivo es dar cobertura total al “bloque licitado”. En las respectivas bases de la licitacion ERNC
se indica que el bloque licitado no debe superar la cuota ERNC establecida por ley.

La licitacion ERNC se podra realizar separada e independientemente para cada sistema eléctrico
con capacidad instalada superior a 200 MW. Ademas, el afio en que se efecta el llamado al
proceso de licitacion ERNC se denomina “afio base”, estas licitaciones tienen por objetivo cubrir
la obligacion al tercer afio posterior al afio base o el afio que establezcan las respectivas bases. El
afio en que la licitacion comienza a cubrir la obligacion se denomina “afio de inicio”.

La licitacion ERNC compromete por un periodo de 10 afios consecutivos, contando desde el afio
de inicio, la vigencia de las inyecciones de energia licitadas, el bloque de energia licitado y los
precios adjudicados. Ademas, solo pueden participar en las licitaciones los proyectos que no se
encuentren interconectados al sistema eléctrico respectivo en el afio base.

Los precios adjudicados en la licitacion ERNC incluyen tanto el valor de la energia como el del
certificado, el cual es emitido por la DP del CDEC. Ademas, los proponentes pueden incluir un
mecanismo de indexacion en sus propuestas.

Por otro lado, si desde un principio se cumple la obligacion, entonces el Ministerio no realiza la
licitacion publica.

2.2.3.2.1. Declaracién total o parcialmente desierta de la licitacion ERNC
Si el bloque licitado por el Ministerio no es cubierto en su totalidad, ya que ningln oferente
cumple con las bases de la licitacidn, no se presentan ofertas o no se adjudica la totalidad del
bloque licitado, entonces el Ministerio declara total o parcialmente desierta la licitacion.

Si la primera licitacién se declara total o parcialmente desierta, el Ministerio realiza una segunda
licitacion ERNC que dé cobertura a la parte del blogue licitado que no fue cubierto en la primera
licitacion ERNC. Si esta segunda licitacion, nuevamente se declara total o parcialmente desierta,
entonces la parte del bloque que no fue cubierta en esta licitacion se posterga para el afio
siguiente.

2.2.3.2.2. Adjudicacion de ofertas
Para seleccionar las ofertas que formaran parte de la licitacion, se considera los volumenes de
energia ofertada y los precios ofertados. Luego, las ofertas con menores precios son las que se
adjudican.
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Para la comparacion de los precios ofertados, de proyectos con distintos puntos de inyeccion, se
referencian todos los precios a un punto particular del sistema y se corrigen los precios ofertados
con los factores de penalizacion de energia correspondientes al Gltimo informe técnico definitivo
elaborado por la CNE.

Ademaés, las ofertas adjudicadas deben poseer precios ofertados corregidos menores al precio
maximo para la energia, establecido en las bases de las licitaciones. Segun disponga el
Ministerio, este precio mé&ximo es igual, o superior hasta en un 10%, al costo medio de
desarrollo®® de largo plazo de generacién de un proyecto de expansion eficiente ubicado en el
nodo de referencia con valor actual neto igual a cero.

El oferente adjudicado con el mayor precio, se le podré adjudicar la totalidad o un monto parcial
del o los bloques de energia que haya ofertado.

Adicionalmente, los postulantes deberan, a lo menos, cumplir con lo siguiente, acorde a las
disposiciones de las bases correspondientes:

e Acreditar que los proyectos ERNC de que son titulares cuentan con una resolucion de
calificacion ambiental favorable, si correspondiere, conforme a la normativa vigente.

e Acreditar que los proyectos ERNC de los que son titulares, y que participen en la
licitacion, tienen un capital suscrito, o bien cuentan con compromisos serios de aporte de
capital, igual o superior al 20% del total requerido para construir y poner en operacion la
central.

e Acreditar que son propietarios, usufructuarios, arrendatarios, concesionarios o titulares de
servidumbres sobre los terrenos en los cuales se ubiquen o construyan el o los medios
ERNC, toda o parte de cuya produccién sea ofertada en la licitacion; que han solicitado la
respectiva concesién, o bien que cuentan con un contrato de promesa relativo a la
tenencia, uso, goce o disposicion del inmueble que lo habilite para desarrollar el proyecto.

e Entregar una caucién por seriedad de la oferta.

e Entregar una caucion para garantizar la materializacion efectiva del proyecto, de acuerdo
a las caracteristicas técnicas de la propuesta presentada.

2.2.3.2.3. Mecanismo de estabilizacion de precios
Se realiza una liquidacion mensual del balance de energia renovable no convencional para cada
adjudicatario, considerando el precio licitado y el promedio mensual de los costos marginales
instantaneos en el respectivo punto de inyeccion al sistema eléctrico.

Si el ingreso del adjudicatario producto de la energia inyectada valorizada a costo marginal
promedio en el punto de inyeccion es mayor al valorizado a precio licitado, entonces las

16 Costo medio de desarrollo de un proyecto: valor que, multiplicado por su produccién anual esperada de
energia, iguala la suma de la anualidad de inversion, el costo fijo de operaciéon y administracion anual, y
el costo de produccién anual esperado del proyecto.
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empresas eléctricas que efectlen retiros, a prorrata de sus retiros, pueden recibir del adjudicatario
la diferencia hasta un valor maximo de 0,4 UTM/MWh de la energia inyectada, el resto se
entrega al generador ERNC respectivo.

Por otro lado, si el ingreso por la energia valorizada al promedio mensual de los costos
marginales es inferior al valorizado al precio licitado, las empresas eléctricas que efectlen retiros
del sistema deberdn pagar al adjudicatario la diferencia, a prorrata de sus retiros, hasta un valor
méaximo en favor del Adjudicatario de 0,4 UTM/MWh de la energia inyectada.

En caso que la energia mensual efectivamente inyectada por un proponente que se haya
adjudicado la licitacién sea mayor o igual al bloque mensual comprometido, el excedente de
energia se valorizard a costo marginal instantaneo de cada sistema eléctrico.

2.2.3.2.4. Cuotas anuales durante el periodo de transicién
Con la inclusion de esta nueva ley, los contratos celebrados con anterioridad al 31 de agosto de
2007 no establecen restricciones respecto a la naturaleza de la energia retirada, los contratos
celebrados entre el 31 de agosto 2007 y 1 de julio de 2013 se hace cumplir la Ley 20.257 y para
contratos celebrados posteriores al 1 de julio de 2013 se aplica la ley 20/25.

Tal como ya se sefiald, la ley 20/25 establece alcanzar el 20% de ERNC en el afio 2025. Para ello
se comenzara con una cuota inicial del 5% en el afio 2013 para luego continuar con incrementos
anuales de 1% hasta el afio 2020, con incrementos del 1,5% hasta el afio 2024 y 2% al afio 2025.

Cuotas obligatorias anuales de suministro de ERNC
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M Ley 20.257:licitaciones celebradas desde el 31 de agosto de 2007 al 30 de junio de 2013.
M Ley 20.698:licitaciones celebradas posterior al 1 de julio de 2013.

llustracion 6: Obligacion porcentual anual de ERNC en licitaciones.
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2.2.3.3. Mecanismo

La Ley 20.698 en estricto rigor es una ley que complementa diferentes politicas, cuyo eje
principal es el sistema de cuotas por obligacion, mientras que los mecanismos secundarios
corresponden al sistema de subastas y al sistema FIT.

Se puede intuir a partir del estudio sobre el sistema de cuotas de la seccion 2.1, que la Ley 20.698
busca fomentar el desarrollo de proyectos ERNC a través de un esquema de competencia entre
los generadores ERNC, motivando el desarrollo de las centrales menos costosas, y en
consecuencia obtener bajos precios dentro del mercado energético. En definitiva, este sistema
traspasa el riesgo del mercado a los productores ya que estos son susceptibles a la volatilidad del
precio de mercado y no existen contratos de por medio.

Sin embargo, la experiencia internacional revela que las cuotas obligatorias por lo general no
alcanzan las metas fijadas. Considerando este hecho, se justifica suplir la parte de la cuota
obligatoria no satisfecha por medio del mecanismo de subastas, que agrega un incentivo adicional
al darle garantias al generador por medio de un contrato de 10 afios de suministro con un precio
preestablecido. El sistema de subasta, en mercado en que existen condiciones de competencia,
garantiza una rapida caida de los precios ofertados, resultando ser un mecanismo
econdmicamente eficiente y de sencilla implementacion.

Por otro lado, los proyectos adjudicados en las licitaciones tienen un plazo de 3 afios para entrar
en operacion. Para evitar el retraso o estancamiento de los proyectos en el mecanismo de subasta
como ocurrié con la NFFO de Reino Unido, la ley 20.698 establece medidas dentro de las bases
de la licitacion con el fin de asegurar la ejecucion del proyecto, entre ellas destacan: acreditacion
de una RCA favorable; acreditacién de un capital suscrito o contar con compromisos serios de
aporte de capital; acreditacion de que son propietarios, usufructuarios, arrendatario,
concesionarios o titulares de las servidumbres; entregar caucion por seriedad de la oferta; y
entregar caucion que garantice la materializacion del proyecto.

Por consiguiente, la Ley 20.698 acuerda que los participantes de las licitaciones ERNC pueden
ofertar un precio maximo equivalente al costo de desarrollo del proyecto mas eficiente en el
sistema correspondiente, inclusive el precio maximo de oferta puede ser superior en hasta un 10%
si lo dispone el Ministerio. Durante la realizacién de esta memoria, éste recae en el costo de
desarrollo de un central carbonera, cuyos valores se encuentran cercanos a 80 US$/MWh, tanto
para el SIC como el SING. En este momento, la Ley 20.698 restringe la participacion de las
centrales solares y eélicas, ya que sus costos de desarrollo'” son superiores al precio maximo de
oferta. De esta forma, en la actualidad los proyectos que pueden participar en las licitaciones son
las centrales de pasada, centrales de biomasa y centrales geotérmicas.

Hasta el momento se ha expuesto que la Ley 20.698 posee un desarrollo selectivo de tecnologias
ERNC, al privilegiar las centrales méas eficientes en desmedro de las tecnologias con menor

" En el Anexo A, se muestran los costos de desarrollo de cada tecnologia.
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madurez y de costos elevados, como el caso de las centrales edlicas y solares. Sin embargo, esto
se justifica con una mirada a largo plazo, ya que estas tecnologias hasta el dia de hoy han
mostrado un decaimiento en sus costos, por ello se espera que puedan participar del proceso de
licitacion més adelante, cuando alcancen la madurez tecnoldgica.

A pesar de esto, centrales edlicas y solares pueden potenciarse a través de su localizacion a causa
de la particular geografia de Chile que provoca la configuracion de una prolongada red
transmisora de eje longitudinal, cuyos dos extremos presentan condiciones completamente
diferentes concernientes al consumo, el clima y la geografia. Por lo general, las centrales de
pasada se encuentran cercanas a las pendientes pronunciadas de la pre cordillera y la energia
geotérmica se ubica en las proximidades de la actividad volcanica cordillerana. Asi, estas
centrales se encuentran lejanas a los consumos y a la red principal, por otro lado, las centrales
edlicas, solares y de biomasa pueden situarse en cualquier zona que exista una gran riqueza de su
respectivo recurso energético. Por lo demas, las centrales de pasada y biomasa suelen ubicarse al
sur del pais, mientras que las centrales solares acostumbran aprovechar la enorme radiacion del
norte de Chile en donde existen los mayores costos marginales, al contrario del sur que posee
costos marginales inferiores. Ademas, en el norte de Chile existe una gran cantidad de
termoeléctricas que por lo general se sitan en la costa, pero que usualmente deben abastecer
consumos mineros lejanos a ella.

Con respecto a los certificados, la ley sdlo ha sefialado que acreditan el cumplimiento, en todo o
parte, de la obligacion. Sin embargo, existe un mercado de certificados transables que generan
ganancias adicionales para el productor ERNC, por ende se tiene el beneficio de crear un
mercado adicional que excluye las fuentes convencionales.

Por otra parte, el mecanismo del contrato establecido en la licitacion es equivalente a la politica
FIT con contrato por diferencia descrita en la seccion 2.1. Este contrato busca proteger al
generador ERNC en el caso que el precio licitado sea inferior al costo marginal promedio
mensual, ya que en este escenario al generador le beneficiaria méas vender su energia al mercado
spot que al precio licitado, pero como no le esta permitido por contrato, entonces se establece que
a lo méas puede perder 0,4 UTM/MWh por la venta de energia, asi el exceso es percibido por el
generador. Por ejemplo, si el precio licitado es 0,6 UTM/MWh y el costo marginal promedio
mensual es de 1,3 UTM/MWh, entonces el generador primero vende su energia a 0,6
UTM/MWh, pero luego la recaudacién generada por la diferencia entre ambos valores, es decir
0,7 UTM/MWh, se reparte 0,4 UTM/MWHh entre los consumos a prorrata de sus retiros, y el resto
de lo recaudado, es decir lo valorizado en 0,3 UTM/MWh, es entregado al generador, asi el
precio de venta de energia percibido por el productor es de 0,9 UTM/MWh. Al contrario, si el
precio de licitacion es superior al costo marginal, el generador luego de vender su energia al
precio licitado debe pagar a los consumidores a prorrata de sus consumos con tal que la
diferencia entre lo recaudado por el generador y lo desembolsado por el consumidor sea de 0,4
UTM/MWh. Esta ultima medida busca evitar la sobrefinanciacion, como se observoé en el caso de
Espana.
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En los capitulos siguientes, se analiza el efecto de esta ley observando la diversificacion y el
costo econdémico que conlleva en el sistema eléctrico, comparandola con diversos escenarios
descritos en los proximos capitulos.
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3. ESTIMACION DE COSTO DE OPERACION DEL SISTEMA

Como se planteo en el Capitulo 1, este trabajo pretende realizar una comparacion entre los costos
sistémicos de tres casos de desarrollo de la matriz de energia eléctrica: el caso anterior a la nueva
ley 20.698, aplicando solo la Ley 20.257; el caso con la implementacion de la nueva Ley 20.698
y la normativa vigente; y el caso en que se desarrollan puramente centrales carboneras, ya que
son las centrales de base més econdmicas y se puede considerar como una aproximacion al
escenario sin politica de fomento ERNC. Para esto se desarrollan los programas de inversiones
ERNC de cada caso, siendo el objetivo de este capitulo mostrar la metodologia para obtenerlos.
El horizonte de evaluacion corresponde al comprendido entre abril 2014 y diciembre 2025.

3.1. DETERMINACION ACTUAL DE LOS COSTOS DE OPERACION DEL SISTEMA

Obras eléctricas, tales como centrales, lineas de transmision y distribucion, tienen sus costos
asociados al valor de la inversion; el costo de la operacion, mantencion y administracion de las
instalaciones (COMA); y en el caso de la generacion, el costo de materias primas necesarias para
la produccidn de energia (CMP). Al evaluar un proyecto eléctrico, se consideran todos sus flujos
anuales de ingresos y egresos durante el horizonte de evaluacion, es por ello que en economia
eléctrica para definir la remuneracion que debe recibir el proyecto, se acostumbra a catalogar los
costos en tres grupos: anualidad del valor de la inversion (AVI), COMA y CMP (para el caso de
centrales que utilicen combustibles para su produccién). El costo total anual (CT) esta compuesto
por la suma de los costos anteriores y se descompone en una parte que depende directamente con
la cantidad producida (costo variable CV) y otra independiente a esta (costo fijo CF):

CT = AVI+ COMA + CMP =CF +CV
CF = AVl + COMAg ; CV = COMAy, + CMP

Cuando se evalla un sistema compuesto por diferentes instalaciones eléctricas, se debe
considerar e integrar el costo total anual de cada una de ellas a la evaluacién. Ahora bien, los
sistemas eléctricos de potencia también incluyen diversos consumos de energia eléctrica que
desarrollan diferentes actividades econdmicas o de otra indole. Teniendo en consideracion este
antecedente, los usuarios se ven obligados a generar la energia mediante generadores de
emergencia ante una interrupcién de suministro, si asi lo conviniera. El costo asociado a la
interrupcién de suministro en que incurre el sistema se denomina costo de falla.

Se presentan a continuacion descripciones mas detalladas acerca de los costos mencionados:
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3.1.1. ANUALIDAD DEL VALOR DE LA INVERSION (AVI)

Corresponde al monto que las empresas retiran anualmente de las ventas, con el fin de recuperar
las inversiones producto de la construccion de las instalaciones productivas. Existen diversos
criterios para calcular el AVI, sin embargo en el presente trabajo se utiliza la “anualidad
constante actualizada a valor presente”, que consiste en expresar el valor de la inversion como
cuotas anuales iguales durante el horizonte de evaluacion y bajo una cierta tasa de interes.

El valor de cualquier monto de dinero “A”, invertido en el afio cero, aumenta anualmente su valor

€C_ 9

por efecto de la acumulacion del interés “r” en un determinado periodo de “n” afios:
An = (1+T‘)n'A0

En donde A, se conoce como “valor presente”. Considerando que los montos de dinero de cada
afio A,,conforman una parte del valor presente, y que sumados forman la totalidad del valor
presente:

N
A A A A
A, = 1 + 2 +...+—N=z—n
1+t (A+1r)? (1+nr)N aA+rn
n

Ademas, si los montos de dinero de cada afio son iguales (AVI), la expresion anterior queda
expresada como:

N N
Z A _ Z ! AVI—(1+r)N_1 AVI
aQ+rn 1+nr)n - (A+r)N-r
n n
Luego, tomando el valor de la inversion “VI” como valor presente Ay, Se tiene:

1+7r)N-r

AVI=— .
1+ —1

Vi

En el desarrollo de los célculos se considera que el horizonte de evaluacion “N” corresponde a la
vida util de la central eléctrica, mientras que la tasa de actualizacion “r” se fija en un 10% como
lo establece la ley eléctrica’®.

Finalmente, en el caso que la vida util de la central sea infinita, se puede aproximar:

. A+r)¥-r
Nl—r>rc>lo(1+r)N—1_r

De esta forma el valor actualizado del AVI de una central con vida Gtil infinita se define:

'8 Articulo N° 35 del Reglamento de Precio Nudo.
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3.1.2. COSTOS DE OPERACION, MANTENIMIENTO Y ADMINISTRACION (COMA)

Estos costos consideran los materiales, repuestos, insumos y la mano de obra necesaria para el
correcto funcionamiento de la central. EI COMA esta conformado por el costo variable y el costo
fijo, el primero se caracteriza por depender de la cantidad de energia producida y ser proporcional
a esta, mientras que el segundo es proporcional a la capacidad instalada de las instalaciones.

En el segmento de la generacion, una parte importante del COMA se ve mas ligado con la
produccidén de energia, que por el tamafio de la central.

3.1.3. COSTOS DE MATERIA PRIMA (CMP)

Corresponden al valor comercial de mercado de los combustibles, sean éstos carbén, petrdleo,
gas natural, desechos organicos, madera, entre otros; necesarios para generar la energia eléctrica
en las centrales. Este costo para un mismo tipo de combustible puede ser relativo, ya que depende
de la volatilidad del mercado, del tipo de proveedor (nacional o internacional), etc.

En el caso de centrales hidraulicas, eolicas, solares, geotérmicas y mareomotrices, el valor de
CMP practicamente es nulo.

3.1.4. COSTO DE FALLA

La ley define el costo de falla de largo plazo como: “el costo por kWh incurrido, en promedio,
por los usuarios, al no disponer de energia, y tener que generarla con generadores de emergencia,
si asi conviniera”, ademads agrega: “Este costo de racionamiento se calculara como valor Unico y
seré representativo de los déficit méas frecuentes que pueden presentarse en el sistema eléctrico”.

En otras palabras, es lo que estan dispuesto a pagar los usuarios por 1 kWh adicional en
racionamiento o interrupcion del suministro eléctrico. El costo de falla es determinado por la
CNE.
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3.2. PROPUESTA PARA DETERMINAR EL PROGRAMA DE INVERSIONES ERNC EN
EL PLAN DE OBRAS

La metodologia realizada en este estudio consiste en la elaboracion de una planificacion
centralizada que indique el mix tecnoldgico que minimice la suma de los costos presentes de
operacion, inversion, y falla, de manera de obtener el plan de obras dptimo. Para ello se aplica un
proceso iterativo de comparacion de las opciones de desarrollo que busca minimizar el costo
sistémico (C.S.) definido como:

C.S.= (z AVI + COM Ay, + Reinversién) + (z CMP + COMA,4riapie + Costo Falla)

Las restricciones sujetas a esta funcién objetivo son:

e Restricciones de demanda.

e Limitaciones del sistema de transmision.

e Restricciones de riego.

e Potencias maximas y minimas de centrales generadoras.
e Variabilidad hidrologica.

Los costos que conforman el C.S. fueron previamente definidos en la seccion 3.1., debiendo ser
actualizados con una tasa de descuento “r”” equivalente al 10% al afio cero (afio 2014). De esta
manera, se utiliza la misma tasa de descuento para todas las tecnologias, adoptando lo estipulado
en el Reglamento de Precio Nudo. En tanto, el horizonte de evaluacion se encuentra comprendido
entre abril 2014 y diciembre 2025.

Un factor no especificado en la seccién 3.1 es la reinversion. Esta corresponde al valor
actualizado de la central equivalente a los afios posteriores a la evaluacién (es decir, a partir de
enero 2026 en adelante), tomando en consideracion que al finalizar su vida atil se vuelve a
invertir en esta. En consecuencia, la reinversion se puede considerar como un valor actualizado
de la aproximacion del valor AVI alcanzado si la central posee vida Gtil infinita. Este valor
correspondiente a enero 2026 y actualizado a abril 2004 se define en la siguiente expresion:

. .y AVl
Reinversion = (1 + 1) T

Siguiendo con el andlisis del C.S., la Unica variable manipulada que determina el valor del C.S. es
la seleccion concerniente a la localizacion, fecha de puesta en servicio y tipo de tecnologia de las
centrales genéricas que formen parte del plan 6ptimo; es decir, que sean incorporadas dentro del
sistema eléctrico. Estas centrales no deben ser las que se encuentren en operacion o declaradas en
construccién, ademas poseen potencias, costos de operacion y mantenimiento, e inversiones
estandares segln el tipo tecnologia. Las centrales genéricas evaluadas en este estudio
comprenden: centrales de biomasa, centrales hidraulicas de pasada, centrales geotérmicas,
centrales solares, centrales edlicas, centrales carboneras y centrales de ciclo combinado. Estas
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centrales se determinaron a partir de la informacion publica de la pagina web del SEA y de la
informacion contenida en el catastro de centrales en estudio de la CNE. En el Anexo A se
encuentran las centrales genéricas con sus respectivas caracteristicas, utilizadas en la elaboracion
de los planes de obras planteados en este trabajo.

Por tanto, se implementa un flujo de caja elaborado en una planilla Excel para determinar el valor
de la primera sumatoria, que Unicamente evalla centrales genéricas. Por otra parte, el resultado
de la segunda sumatoria es entregado directamente de las salidas del programa OSE2000. De esta
forma, el costo fijo del C.S. se calcula a través de un flujo de caja a través de una planilla Excel,
mientras el costo variable a traves del software.

El software OSE2000, para efectos de esta memoria, se encuentra configurado para simular la
operacion del sistema eléctrico de 56 posibles escenarios caracterizados con diversas hidrologias,
desde hidrologias secas a humedas, determinadas a partir de datos estadisticos generados por
hidrologias histdricas del pais. Se considera el promedio de los resultados de las simulaciones
como el resultado final. En el Anexo B, se analiza mas a fondo este software.

El programa OSE2000 manejado en esta investigacion, se encuentra en definitiva programado
con los mismos supuestos utilizados en el ITD de abril 2014, los detalles de estos supuestos se
encuentran en el Anexo C. En general, este software realiza las siguientes tareas:

e Determina la operacién dptima de los embalses del sistema.

e Determina el despacho de todas las centrales y su costo de operacién a nivel sistémico,
tomando en consideracion las restricciones producidas por la transmision y las pérdidas
en las lineas.

e Determina los costos marginales de energia esperados de las barras del sistema.

Por consiguiente, dentro del horizonte de evaluacion definido, el software OSE2000 requiere
conocer el prondstico del comportamiento de la demanda y los precios de combustibles, la
modelacion del sistema existente y de las obras en etapa de construccién, y las propuestas de
escenarios de expansion para el sistema.

La demanda es referente a la potencia maxima del sistema, la energia consumida esperada, la
ubicacion geografica y los tipos de consumos existentes; siendo la potencia maxima del sistema
la que define la suficiencia del parque generador, mientras la energia consumida entrega las
caracteristicas del tipo de tecnologia necesario para satisfacerla. En tanto, los precios de los
combustibles no tienen referentes tan definidos como la demanda. En lo que se refiere a la
modelacion del sistema existente, se trata de las centrales operativas, las que se encuentran en
construccién proximas a entrar en operacion, el estado de las lineas de transmision y la
localizacion de los consumos. Por ultimo, en lo que respecta a las propuestas de expansién para el
sistema, concierne a centrales genéricas u obras que ain no han sido declaradas en construccion
pero se recomiendan en el largo plazo su insercion en el sistema.

% ITD: Informe Técnico Definitivo. Informe elaborado por la CNE y cuyo objetivo es la fijacién de precios
de nudo.
43



Finalmente, se considera que la ruta a seguir para minimizar el C.S. contempla la elaboracion de
nuevos escenarios a través de la integracion de las centrales genéricas a partir de una lista de
mérito ordenada segun el costo de desarrollo de cada central y los requerimientos de consumo por
localizacion. El costo de desarrollo (C.D) se define como el precio al que se debe pagar la energia
de una tecnologia especifica para cubrir todos sus costos durante su vida util, es por ello que las
centrales con bajo C.D. corresponderan a aquellas que generan energia a un menor costo. En el
Anexo D se detalla con mayor rigurosidad la obtencion de los costos de desarrollos, y en el
Anexo A, se encuentran los costos de desarrollo calculados para cada central genérica
comprendida en este trabajo.

Desde la posicion del inversionista, resulta atractivo tener un C.D inferior al precio de energia del
mercado. Por otro lado, desde el punto de vista sistémico, en teoria resulta mas favorable
producir mas energia a un menor precio, pero también puede ser necesario considerar como
variable relevante la localizacién de la central. En este sentido, se puede dar el caso de que
centrales ERNC con altos costos de desarrollos sean requeridas en zonas alejadas de las
principales fuentes de generacion, ya que estas zonas presentan los recursos naturales necesarios
para la respectiva generacion de energia.

Adicionalmente, en el caso de los escenarios con politicas de cuotas ERNC se incorpora la
restriccion ligada al cumplimiento de la cuota.

Los supuestos considerados para la planificaciéon de los programas de inversion son:

e Proyeccion de precios de combustibles elaborada por la CNE para la fijacion del Precio
Nudo correspondiente al ITD de abril 2014.

e Escenario de demanda elaborado por la CNE para la fijacion del Precio Nudo
correspondiente al ITD de abril 2014.

e Centrales genéricas creadas a partir de la informacion del SEA y los catastros de
proyectos de la CNE.

e Inversion, COMA vy vida util de las centrales genéricas correspondientes a las utilizadas
por la CNE en la fijacién del Precio Nudo correspondiente al ITD de abril 2014. Se
considera el COMA como un valor fijo anual equivalente al 2% del costo de inversion
para todas las centrales genéricas.

Tabla 5: Costos de inversidn unitaria y vidas Gtiles por tipo de tecnologia correspondientes a las utilizadas en
la fijacién del Precio Nudo de abril 2014.

Central Vida Util (afios) | Costo Inversion Unitaria (US$/kW)
Eélica 24 2.300
Solar 24 2.500
Geotermia 24 3.550
Biomasa 24 3.125
Hidraulica Pasada 50 2.100
GNL 24 1.000
Carbdn 24 2.500
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Central Vida Util (afios) | Costo Inversion Unitaria (US$/kW)
Hidraulica Embalse 50 2.100

e Costo fijo anual de reserva de transporte de gas de centrales de ciclo combinado por un
90% de su demanda méaxima, dependiendo de su fecha de puesta en servicio y
localizacion (considerado en la configuracion de la CNE del OSE2000).

e Parael caso de los planes de obra que consideran la incorporacion de la Ley 20.257, con y
sin la inclusion de la Ley 20.698, las cuotas anuales de cumplimiento ERNC conforme a
las fechas de celebracion de los contratos de clientes regulados y libres, se muestran en la
tabla 6.

Tabla 6: Estimacion de cuotas de cumplimiento para los préoximos 11 afios producto de la Ley 20.257, con y
sin la celebracion de la Ley 20.698.

Ley 20.698 2014 | 2015 | 2016 | 2017 |2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 2023 2024 2025
No Promul. 34% | 3,8% | 44% | 48% | 52% | 57% | 6,7% | 7,4% | 8,1% 8,9% 9,5% 9,8%
Promulgada 34% | 39% | 47% | 53% | 6,1% | 6,9% | 84% | 9,9% | 11,5% | 13,1% | 152% | 16,7%

3.3. ESCENARIO DEL PLAN DE OBRAS RECOMENDADO POR LA CNE EN sSUS
INFORMES TECNICOS DEFINITIVOS DE ABRIL 2014

Los andlisis y resultados contenidos en este apartado corresponden al plan de obras nacional de
abril 2014, elaborado por el organismo oficial, la CNE. Este plan de obras considera la actuacion
de la nueva Ley 20.698 y tiene un horizonte de evaluaciéon de 10 afios, entre abril 2014-abril
2024, es decir, solo considera el cumplimiento de la ley hasta 2023. En el Anexo E se encuentra
el plan de obras de este escenario, mientras que en las tablas 7, 8 y 9 se muestra un resumen de
las potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC, SING vy el sistema
interconectado SIC-SING.

Tabla 7: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC recomendadas en el plan
de obras del ITD abril 2014.

MW SIC 2014 | 2015 | 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 20 0 20 20 40 0 0 100
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0 120 0 0 0 0 120 0 0 0 710
Eélica 0 0 0 0 0 0 0 100 | 300 | 200 0 0 600
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 44 0 0 0 0 44
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 40 80 40 0 0 160
Carbén 0 0 0 0 0 0 343 | 342 0 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 204 | 415 | 280 0 0 919
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MW SIC 2014 | 2015 | 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Convencional 0 0 0 360 0 0 343 | 342 | 365 | 360 0 0 1770
Total 0 0 0 360 0 20 343 | 546 | 780 | 640 0 0 2689

Tabla 8: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SING recomendadas en el
plan de obras del ITD abril 2014

MW SING 2014 | 2015 | 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
GNL 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 50 200 0 0 0 250
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 50 40 0 0 0 90
Carbon 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Solar 0 0 0 0 0 0 0 150 0 150 0 0 300
ERNC 0 0 0 0 0 0 0 250 | 255 | 150 0 0 655
Convencional 0 0 0 0 0 0 0 0 15 0 0 0 15
Total 0 0 0 0 0 0 0 250 | 270 | 150 0 0 670

Tabla 9: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC-SING recomendadas en el

plan de obras del ITD abril 2014

MW SIC-SING |2014 |2015 |2016 |2017 |2018 |2019 |[2020 |2021 |2022 |2023 |2024 |2025 |Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 20 0 20 20 40 0 0 100
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0 120 0 0 0 0 120 0 0 0 710
Eoélica 0 0 0 0 0 0 0 150 | 500 | 200 0 0 850
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 44 0 0 0 0 44
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 90 120 40 0 0 250
Carbén 0 0 0 0 0 0 343 | 342 0 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0 150 0 150 0 0 300
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 454 | 670 | 430 0 0 1574
Convencional 0 0 0 360 0 0 343 | 342 | 380 | 360 0 0 1785
Total 0 0 0 360 0 20 343 | 796 | 1050 | 790 0 0 3359

Por lo demas, este caso cumple con la ley de cuotas hasta 2023, impuesta por las leyes 20.257 y

20.698, como se observa en el gréfico de la ilustracion 7.
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Cumplimiento de la cuota obligatoria en el ITD de abril 2014
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llustracion 7: Estimacion del porcentaje de generacion anual ERNC y las cuotas establecidas por las leyes
20.257 y 20.698, en el plan de obras contenido en el ITD abril 2014.

Luego, considerando el periodo de evaluacién entre 2014-2024 y el mecanismo propuesto en esta
memoria, se determind que el costo fijo sistémico, es decir el costo asociado a la inversion y el
COMA fijo, es de 4.466 MMUS$?°. Mientras, el costo variable sistémico, es decir la suma del
CMP, el COMA variable y el costo de falla, es de 17.955 MMUSS$. De esta forma, el presente
plan de obras acumula un costo sistémico de 22.421 MMUSS$. Se puede observar que el costo
variable representa el 80,08% del costo total de sistema, mientras que el costo fijo corresponde al
19,92%, lo que afirma que el costo de operacion dependiente de las condiciones y volumen de
energia generado tiene una mayor repercusion sobre el costo del sistema total, en comparacion al
costo asociado a la potencia a instalada.

Adicionalmente, se observa el comportamiento de los costos marginales a través del costo
marginal promedio del respectivo sistema, equivalente a la suma de los costos marginales de las
barras troncales ponderadas a prorrata de sus consumos. Por consiguiente, este escenario en el
caso del horizonte de evaluacion 2019-2023 presenta los siguientes costos marginales promedio:
81,20 US$/MWh; 80,55 US$/MWh y 82,84 US$/MWHh, para los sistemas interconexion SIC-
SING, SIC y SING respectivamente.

20 MMUS$: millones de dolares.
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llustracion 8: Gréafico de proyeccion de Costos Marginales entre abril 2014-abril 2024 del sistema

interconectado SIC-SING. Caso ITD abril 2014.
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llustracién 9: Grafico de proyeccién de Costos Marginales entre abril 2014- abril 2024 del SIC. Caso ITD abril

2014.
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llustracion 10: Gréafico de proyeccion de Costos Marginales entre abril 2014- abril 2024 del SING. Caso ITD
abril 2014.

3.4. ESCENARIO CON LA PARTICIPACION DE CENTRALES GENERICAS
CONVENCIONALES PROPUESTAS EN EL PLAN DE OBRAS DE LA CNE DE
ABRIL 2014

Este escenario tiene el fin de exponer el comportamiento del sistema en ausencia de las fuentes
renovables no convencionales propuestas por la CNE en el ITD de abril 2014, y asi extraer
informacion atil para la construccion de los planes de obras con la implementacién de las
politicas de fomento de ERNC. EI Anexo E contiene el plan de obras del ITD de abril 2014, del
cual se desprende que las centrales genéricas convencionales utilizadas en este escenario son las
mostradas en la tabla 10.

Tabla 10: Centrales genéricas recomendadas en el plan de obras en el ITD de abril 2014.

Central Tipo fecha Potencia [MW] | Sistema | Barra

Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220
Carbdn VIl Region 01 Carbén jul-20 343 SIC Charrta 220
Carbon Maitencillo 02 Carbon jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Modulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500

En este escenario se proyecta que el porcentaje generado de energia renovable no convencional
con respecto a la energia consumida en Chile, se encuentra por sobre la cuota obligatoria
impuesta por la aplicacion de Ley 20.698 hasta el 2020, y en el caso de existir exclusivamente la
Ley 20.257 se cumple con la obligacién hasta el 2022, como se aprecia en la ilustracion 11.
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llustracion 11: Porcentaje de generacion anual ERNC y las cuotas establecidas por las leyes 20.257 y 20.698.

Las centrales genéricas convencionales expuestas en la tabla 10 con sus respectivas potencias,
barras y fechas de entrada, se utilizaran en los escenarios que apliquen la ley de ERNC evaluados
en esta memoria, es decir en el horizonte de evaluacion abril 2014-diciembre 2025. De esta
forma, se busca que la evaluacion comparativa alcance una mayor transversalidad.

Adicionalmente, se analiza el comportamiento de los costos marginales a través del costo
marginal promedio del respectivo sistema, equivalente a la suma de los costos marginales de las
barras troncales ponderadas a prorrata de sus consumos. Por consiguiente, este escenario presenta
costos marginales promedio entre 2019-2025 de: 91,43 US$/MWh para el sistema SIC-SING;
90,68 US$/MWh para el SIC y 93,26 US$/MWh para el SING, como se aprecia en las
ilustraciones 12, 13 y 14. Por otro lado, en el horizonte de evaluacion abril 2014-abril 2024 en el
que fueron consideradas estas centrales por la CNE, los costos marginales promedio son 86,00
US$/MWh, 85,60 US$/MWh y 86,97 US$/MWh para el sistema SIC-SING, SIC y SING
respectivamente.

Se desprende que al excluir las centrales genéricas ERNC de la propuesta por la CNE en su ITD
de abril 2014, el costo marginal promedio del sistema aumenta en un orden de 5 US$/MWh, o un
5%-6% de su valor inicial.
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llustracion 12: Gréafico de proyeccion de Costos Marginales entre 2014-2025 del sistema interconectado SIC-

SING. Caso ITD abril 2014 sin generadores ERNC genéricos.
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llustracion 13: Grafico de proyeccidon de Costos Marginales entre 2014-2025 del sistema interconectado SIC.

éricos.

Caso ITD abril 2014 sin generadores ERNC gen

51



Costo Marginal Anual de las Barras Troncales SING

i ¥

W e Y .

Fyve

1

180,00
160,00
140,00
120,00
100,00
80,00
60,00
40,00
20,00

UMIAL/$SN [eulSIelAl 0150D

0,00

21AS3IN-S20T
08YS3IN-5T0T
1q¥S2N-520T
21As8IN-vZ20T
08YSaIN-+70T
19VSaN-120T
J1QS3IN-€20T
08YSaIN-£70¢
1qVSaN-£20T
21AS3IN-220T
08vsaN-2Z0T
19VSaN-220T
21As3IN-T20T
08YS3aN-170T
1q¥saN-T20T
21as3IN-020T
08YS3aIN-0707
19VSaN-020T
21QS3IN-6T0T
08YSaN-6T0T
1qVs2N-6T0T
21as3IN-8T0T
08vSaIN-8T0T
19VS2N-8T0T
21As3IN-£T0T
08YSaN-£TOT
1qYSaN-£TOT
21as3IN-9T0T
08yS3aIN-9T0T
19VSaN-9T0T
21Qs2IN-STOT
08YS3IN-STOT
1q¥saN-STOT
21As8IN-YT0T
08vSaN-T10T
19VSaN-¥T0T

CMg Promedio 2019-2025

—+—CMg Sistema

llustracién 14: Grafico de proyecciéon de Costos Marginales entre 2014-2025 del sistema SING. Caso ITD abril

2014 sin generadores ERNC genéricos.
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4. RESULTADO Y ANALISIS DE ESCENARIOS

En este capitulo se analiza cual es el costo que conlleva la implementacion de la nueva Ley
20.698. Para ello, se comparan los costos a nivel de sistema de los planes de obras elaborados
dentro de los escenarios: con vigencia de las leyes 20.257 y 20.698; solo con vigencia de la Ley
20.257; y una aproximacion al escenario sin vigencia de estas leyes equivalente al caso en que se
desarrollan puramente centrales carboneras. Adicionalmente, en cada uno de estos casos se
analiza y contrasta la diversificacion energética y el comportamiento del costo marginal
sistémico.

Sumado a lo anterior, y a consecuencia del bajo desarrollo de la geotermia en Chile, se
consideran dos posibles escenarios para el caso de la implementacion de la Ley 20.698, el
primero un caso pesimista con respecto a su penetracion, y el segundo un caso optimista. En esta
linea, se identificaran:

e Escenario 1: Plan de obras con normativa vigente (ejecucién de leyes 20.257 y 20.698) en
un escenario pesimista del desarrollo de geotermia.

e Escenario 2: Plan de obras con normativa vigente (ejecucion de leyes 20.257 y 20.698) en
un escenario optimista del desarrollo de geotermia.

e Escenario 3: Plan de obras con normativa anterior (ejecucion de Ley 20.257 y exclusion
de Ley 20.698).

e Escenario 4: Plan de obras compuesto por un programa de inversiones de centrales con la
tecnologia de base méas econdmica en la actualidad (centrales carboneras).

Para los escenarios con ley ERNC, se considera que la obligacion es siempre cumplida, es decir,
a causa de esto no se pagan multas por incumplimiento y el Ministerio no realiza subastas de
bloques ERNC.

4.1. PROGRAMA DE INVERSIONES DE LOS PLANES DE OBRAS DE CADA
ESCENARIO

En el Anexo E, se muestra detalladamente los planes de obras de cada escenario. Las tablas de
este apartado simplifican las potencias anuales instaladas de cada tecnologia en cada sistema para
todos los escenarios determinados a partir de la metodologia presentada en el capitulo 3.
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4.1.1. ESCENARIO 1: PLAN DE OBRAS CON NORMATIVA VIGENTE EN UN
ESCENARIO PESIMISTA DEL DESARROLLO DE GEOTERMIA

Tabla 11: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC del Escenario 1.

MW SIC 2014 (2015|2016 | 2017 | 2018|2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
PasadaERNC | 0 0 0 0 0 20 0 0 80 | 22 0 20 142
Pasada Parcial | 0 0 0 0 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 |360| O 0 360
GNL 0 0 0 |120| O 0 0 0 |120] O 0 0 710
Eodlica 0 0 0 0 0 0 0 | 100 | 350 | 100 | 200 | 250 1.000
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 29 0 15 | 32 8 84
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 40 0 80 | 80 0 200
Carbodn 0 0 0 0 0 0 | 343342 | 0 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 | 150 150
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 | 169 | 445 | 217 | 312 | 428 1.591
Convencional 0 0 0 [360| O 0 [343 342 | 365|360 | O 0 1.770
Total 0 0 0 |360| O 20 | 343 | 511 | 810 | 577 | 312 | 428 3.361

Tabla 12: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SING del Escenario 1.

MW SING 2014 2015|2016 | 2017|2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Parcial | 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
GNL 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 50 |200| O |100| O 350
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 90 40 0 0 0 130
Carbo6n 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Solar 0 0 0 0 0 0 0O | 200 | O | 150 | 400 | 100 850
ERNC 0 0 0 0 0 0 0 | 340 | 240 | 150 | 500 | 100 1.330
Convencional 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total 0 0 0 0 0 0 0 | 340 | 240 | 150 | 500 | 100 1.330

Tabla 13: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC-SING del Escenario 1.

MW SIC-SING | 2014 |2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 20 0 0 80 22 0 20 142
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 | O 0 360
GNL 0 0 0 [120| O 0 0 0 120 0 0 0 710
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 | 150 | 550 | 100 | 300 | 250 1.350
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 29 0 15 | 32 8 84
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MW SIC-SING |2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0O |130| 40 | 80 | 80 0 330
Carbodn 0 0 0 0 0 0 |343 (342 | O 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0O |200| O | 150 | 400 | 250 1.000
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 | 509 | 685 | 367 | 812 | 528 2.921
Convencional 0 0 0 [360| O 0 [343 (342 | 365 | 360 | O 0 1.770
Total 0 0 0 |360| O 20 | 343 | 851 |1.050| 727 | 812 | 528 4.691

4.1.2. ESCENARIO 2: PLAN DE OBRAS CON NORMATIVA VIGENTE EN UN
ESCENARIO OPTIMISTA DEL DESARROLLO DE GEOTERMIA

Tabla 14: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC del Escenario 2.

MW SIC 2014 12015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 20 0 0 80 | 22 0 0 122
Pasada Parcial | 0 0 0 0 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0 (120 O 0 0 0 120 O 0 0 710
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 | 100 | 350 | 100 0 0 550
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 29 0 15 32 0 76
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 40 0 80 | 89,4 | 175 384,4
Carbodn 0 0 0 0 0 0 343342 | 0 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 | 169 | 445 | 217 |121,4| 175 1.147,4
Convencional 0 0 0 [360]| O 0 | 343 | 342 | 365 | 360 0 0 1.770
Total 0 0 0 [360]| O 20 | 343 | 511 | 810 | 577 |121,4| 175 2.917,4

Tabla 15: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SING del Escenario 2.

MW SING 2014 (2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Parcial | 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
GNL 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Eodlica 0 0 0 0 0 0 0 50 {200 O |100| O 350
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 90 | 40 0 140 | O 270
Carbdn 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Solar 0 0 0 0 0 0 0 [150| O |150 (180 | O 480
MW SING 2014 (2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
ERNC 0 0 0 0 0 0 0 |[290 | 255 | 150 | 420 | O 1.115
Convencional 0 0 0 0 0 0 0 0 15 0 0 0 15
Total 0 0 0 0 0 0 0 |290 | 270 | 150 | 420 | O 1.130
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Tabla 16: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC-SING del Escenario 2.

MW SIC-SING |2014 |2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023|2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 20 0 0 80 22 0 0 122
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0 (120 O 0 0 0 120 0 0 0 710
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 | 150 | 550 | 100 | 100 0 900
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 29 0 15 32 0 76
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 | 130 | 40 80 |229,4| 175 654,4
Carbodn 0 0 0 0 0 0 | 343 | 342 0 0 0 0 685
Solar 0 0 0 0 0 0 0 | 150 0 150 | 180 0 480
ERNC 0 0 0 0 0 20 0 | 459 | 700 | 367 |541,4| 175 2.262,4
Convencional 0 0 0 [360]| O 0 | 343 | 342 | 380 | 360 0 0 1.785
Total 0 0 0 [360| O 20 | 343 | 801 |1.080| 727 |541,4| 175 4.047,4

4.1.3. ESCENARIO 3: PLAN DE OBRAS CON IMPLEMENTACION DE LA LEY 20.257
PERO SIN LEY 20.698

Tabla 17: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC del Escenario 3.

MW SIC 2014 12015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 20 | 20 | 82 0 0 122
Pasada Parcial | 0 0 0 0 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0 [(120] O 0 0 0 120 O 0 0 710
Edlica 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 50 50
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 20 0 20
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Carbodn 0 0 0 0 0 0 |343 342|330 (342|330 O 1.687
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ERNC 0 0 0 0 0 0 0 20 | 35 | 82 | 20 | 50 207
Convencional 0 0 0 [360]| O 0 |343 | 342|695 | 702|330 | O 2,772
Total 0 0 0 [360] O 0 | 343 | 362 | 730 | 784 | 350 | 50 2.979

Tabla 18: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SING del Escenario 3.

MW SING 2014 (2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Parcial 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
GNL 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

56




MW SING 2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Eodlica 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 [250| O 250
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 0 0 90 0 0 90
Carbon 0 0 0 0 0 0 0 [160| O 0 0 0 160
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 [150| O 150
ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 15 | 90 | 400 | O 505
Convencional 0 0 0 0 0 0 0 | 160 | 15 0 0 0 175
Total 0 0 0 0 0 0 0 |160 | 30 | 90 [ 400 | O 680

Tabla 19: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC-SING del Escenario 3.

MW SIC-SING | 2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0| O 0 0 0 20 | 20 | 82 0 0 122
Pasada Parcial 0 0 0| O 0 0 0 0 30 0 0 0 30
Pasada Conv. 0 0 0| O 0 0 0 0 0 360 0 0 360
GNL 0 0 0] 120 O 0 0 0 |120] O 0 0 710
Edlica 0 0 0| O 0 0 0 0 0 0 | 250 | 50 300
Biomasa 0 0 0| O 0 0 0 0 0 0 20 0 20
Geotermia 0 0 0| O 0 0 0 0 0 90 0 0 90
Carbon 0 0 0| O 0 0 [ 343 502|330 (342|330 O 1847
Solar 0 0 0| O 0 0 0 0 0 0 [150| O 150
ERNC 0 0 0| O 0 0 0 20 | 50 | 172 | 420 | 50 712
Convencional 0 0 0360 | O 0 [343 (502|710 | 702 | 330 | O 2.947
Total 0 0 0]360| O 0 | 343|522 | 760 | 874 | 750 | 50 3.659

4.1.4. ESCENARIO 4: PLAN DE OBRAS COMPUESTO POR UN PROGRAMA DE
INVERSIONES DE CENTRALES DE COMBUSTION CARBON

Tabla 20: Potencias anualmente instaladas identificadas por su tecnologia en el SIC-SING del Escenario 4.

MW instalado | 2014 |2015|2016|2017 |2018|2019|2020 | 2021|2022 |2023 | 2024 | 2025 | Total Periodo
Pasada ERNC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pasada Conv. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 |360| O 0 360
GNL 0 0 0 120 O 0 0 0 [120] O 0 0 710
Eodlica 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Biomasa 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Geotermia 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Carbdn 0 0 0 0 0 0 | 343 | 532 | 250 | 342 | 300 | 250 2.017
Solar 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
SIC 0 0 0 |360| 0 0 | 343 | 342 | 600 | 702 | 300 | 250 2.897
SING 0 0 0 0 0 0 0 [190| O 0 0 0 190
Total 0 0 0 [360| O 0 | 343 | 532 | 600 | 702 | 300 | 250 3.087
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4.2. COSTO SISTEMICO

El costo del sistema de cada escenario en el horizonte de evaluacion 2014-2025 se ilustra en la
tabla 21. Como se define en el capitulo 3, el costo variable representa los costos presentes por
materia prima, COMA variable y costo de falla; mientras el costo fijo representa el costo presente
asociado a la inversion y al COMA fijo.

Tabla 21: Costos Sistémicos de cada escenario.

Costo Variable | Costo Fijo | Costo Sistémico
MMUS$ MMUS$ MMUS$
Escenario 1 19.022 5.782 24.804
Escenario 2 19.022 5.180 24.203
Escenario 3 19.328 4.210 23.538
Escenario 4 19.421 3.564 22.985

La participacion porcentual del costo variable y el costo fijo sobre el costo total del sistema se
refleja en la tabla 22.

Tabla 22: Porcentaje de representatividad del costo de operacién e inversidn en el costo sistémico con
horizonte de evaluacion 2014-1025.

Porcion Costo Porcion Costo
Variable en el Fijo en el Costo
Costo Sistémico Sistémico
Escenario 1 7% 23%
Escenario 2 79% 21%
Escenario 3 82% 18%
Escenario 4 84% 16%

Se puede observar de los resultados de la tabla 22, que el costo variable asociado a la operacion
del sistema es al menos tres veces superior al costo fijo, por ende se puede decir que el costo de
operacion del sistema posee al menos tres veces mayor influencia que el costo de inversion. De
esta forma se justifica el hecho de que en los escenarios con mayor inclusion de ERNC poseen
menor influencia porcentual en el costo variable, ya que en este escenario el costo de inversion de
las centrales ERNC comunmente es mayor que el costo de inversion de las tecnologias
convencionales; adicionalmente las tecnologias ERNC cuentan con menores costos de operacion.
Por otro lado, en el futuro se considera la incorporacion de externalidades negativas a las
tecnologias convencionales, como por ejemplo: impuestos; uso obligatorio de filtros; etc., que
daran a las ERNC mayor competitividad en el mercado. Por consiguiente, se puede apreciar que
la diferencia de influencia sobre el costo sistétmico para un mismo tipo de costo entre los
escenario 1 y 3 es de un 5%, mientras que entre el escenario 3 y 4 es de un 2%. Asi, el escenario
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3 correspondiente unicamente a la aplicacion de la Ley 20.257 ostenta mayor semejanza con el
escenario 4 que con los escenarios 1y 2.

Luego, la diferencia de costos sistémicos entre cada escenario se muestra en la tabla 23.

Tabla 23: Brecha econdémica entre cada escenario.

Diferencia  Costo | Escenario 1 | Escenario 2 | Escenario 3 | Escenario 4
Sistémico MMUS$
Escenario 1 - 601 1.266 1.819
Escenario 2 -601 - 665 1.218
Escenario 3 -1.266 -665 - 553
Escenario 4 -1.819 -1.218 -553 -

Tomando como base el escenario 3, se observa en la tabla 23, que el costo del escenario 1 es
superior aproximadamente en 1.266 MMUSS$, este valor equivale aproximadamente a: la
inversion de la central termoeléctrica Punta Alcalde?! de 740 MW informado en el SEA; o al
costo de operacion del sistema unificado SIC-SING proyectado en el afio 2014. En tanto, este
valor se reduce cerca de la mitad en la comparacion entre el escenario 3 y el escenario 2.

Por consiguiente, el escenario 4, se encuentra con un costo sistémico por debajo del escenario 2
en aproximadamente 553 MMUSS$, similar al costo de inversién de la central Alfa Solar? de 280
MW informado en el SEA o aproximadamente un cuarto del costo proyectado de operacion del
sistema eléctrico del afio 2014,

4.3. DIVERSIFICACION

La diversificacion del sistema eléctrico en este estudio es analizado para cada escenario por
medio del porcentaje de la cantidad de energia generada anualmente por cada tecnologia. Las
ilustraciones 15-18, muestran graficamente el grado de insercion de cada tecnologia en el sistema
interconectado SIC-SING; mientras que en el Anexo F se exponen los casos para el SIC y SING
respectivamente.

Posteriormente se analizan particularmente las tecnologias relacionadas a: carbon, energia solar,
energia eolica, biomasa, geotermia e hidraulica de pasada ERNC. Ya que como se observa en las
ilustraciones mencionadas, estas son las que presentan mayores diferencias entre los escenarios
en estudio con respecto a su crecimiento anual. Esto es evidente, ya que los planes de obras en

?! La central termoeléctrica Punta Alcalde de combustién a carbén posee un costo de inversién de 1.400
MMUS$. Se ubica a 15 km de la provincia de Huasco perteneciente a la Ill Region Atacama, e ingresé al
Sistema de Evaluacion de Impacto Ambiental en febrero del afio 2009.
%2 El Proyecto consiste en la instalacion de un parque fotovoltaico, cuyo objetivo es la generacion de
energia eléctrica, la cual se conectara al, mediante la Sub-Estacion Eléctrica Encuentro.
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estos escenarios se diferencian exclusivamente por la incorporacion de centrales con estas
tecnologias.

Diversificacion Escenario 1 SIC-SING

30%

Porcentajes generacion de energia
@
#

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar Pasada Pasada Conv. Carbon Embalse Petrdleo

Parcial Diesel
2014 29% | 23%  00% | 2,1% 14% | 32% | 109% | 368% 251% | 11,0%  41%
2015 28% | 26% | 00% | 23% 26% | 32% | 113% | 37,1% 231% | 131%  17%
2016 2,7% | 25% | 00% | 2,2% 28% | 29%  106% | 39,8% 219% | 130%  13%
2017 27% | 24% 00% | 21% 28% | 28% 110% | 40,9% 211% | 12,8% 12%
2018 2,7% | 2,3% 00% | 20% 27% | 27%  128% | 39,7% 201% | 138% 1,1%
2019 2,6% 22%  00% 2,0% 2,6% 26% | 138% 38,4% 19,3% 153%  1,1%
2020 2,5% 21%  00% 2,0% 2,5% 25% | 13,2% 38,4% 18,5% 172% 1,0%
w2021 2,6% 2,2% 0,7% 1,9% 2,8% 2,4% 12,6% 40,1% 17,8% 15,8% 0,8%
w2022 2,6% 30%  1,1% 2,2% 2,8% 25% | 12,0% 39,9% 17,0% 160%  08%
2023 26% 37%  19% 2,3% 2,8% 24%  119% 38,3% 16,3% 168% = 08%
m2024  2,7% 42%  2,4% 2,2% 3,7% 23% | 13,3% 36,8% 15,7% 156% | 07%
W2025  28% | 4.8% 24% | 2,3% 44% | 23% 132% | 36,4% 157% | 150% 0,7%

llustracién 15: Diversificacidon expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 1 en el
SIC-SING.
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Diversificacion Escenario 2 SIC-SING

30%

25%

20%

15%

Porcentajes generacion de energi;

10%

5%

. ummr gmal ) emar JEME BEmn b

Biomasa Eolica Geotermia | Pasada ERNC Solar Fasa?'a Pasada Conv. Carbon Embalse GNL Pet‘rélen

Parcial Diesel
m2014 2,9% 2,3% 0,0% 2,2% 1,4% 3,2% 10,9% 36,5% 25,4% 11,0% 4,0%
m2015 2,8% 2,6% 0,0% 2,3% 2,6% 3,2% 11,4% 37,1% 23,0% 13,1% 1,7%
w2016 2,8% 2,5% 0,0% 2,2% 2,8% 2,9% 10,6% 39,8% 21,9% 13,1% 1,3%
w2017 2,7% 24% | 0,0% 21% 2,8% 28%  11,0% 40,9% 21,1% 12,8% 1,2%
w2018 2,7% 2,3% | 0,0% 2,0% ‘ 2,7% 2,7% | 12,8% 39,7% 20,0% 13,9% [ 1,1%
w2019 2,6% 2,2% 0,0% 2,0% 2,6% 2,6% 13,8% 38,4% 19,2% 15,4% 1,1%
2020 2,5% 21%  00% 20% | 25% 25% | 13,2% 383% | 185% 172% 1,0%
w2021 2,6% 2,3% | 0,7% 1,9% 2,7% 2,4% | 12,6% 40,1% 17,8% 15,8% [ 0,8%
w2022 2,6% 3,1% 1,1% 2,2% 2,6% 2,5% 12,0% 39,9% 16,8% 16,2% 0,8%
m2023 2,6% 3,6% 1,9% 2,3% 2,8% 2,4% 11,9% 38,4% 16,3% 16,8% 0,8%
w2024 2,8% 3,8% 3,5% 2,2% 3,1% 2,3% 13,3% 36,9% 15,7% 15,5% 0,7%
2025 2,7% 3,8% 4,8% 2,2% ‘ 3,2% 2,3% 13,2% 36,3% ‘ 15,6% 15,1% 0,7%

llustracién 16: Diversificacion expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 2 en el
SIC-SING.

Diversificacion Escenario 3 SIC-SING

30%

25%

20%

15%

Porcentajes generacion de energia

10%

5%

, Ay dEmx — immi JEnr BBmn

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar Pasafia Pasada Conv. Carbon Embalse GNL PEt,réIED

Parcial Diesel
m2014 2,9% 2,3% 0,0% 2,2% 1,4% 3,2% 10,9% 36,6% 25,3% 11,0% 4,0%
w2015 2,8% 2,6% 0,0% 2,3% 2,6% 3,2% 11,3% 37,3% 22,8% 13,1% 1,7%
m2016 2,7% 2,5% 0,0% 2,2% ‘ 2,8% 2,9% 10,6% 39,8% ‘ 22,0% 13,0% 1,3%
w2017 2,7% 24%  00% 21% | 2.8% 28%  110% 40,9% 21,1% 12,7% 1,2%
2018 2,7% 23% 00% 20% | 27% 7%  128% 39,7% 20,1% 138%  11%
2019 2,7% 2,2% 0,0% 1,9% 2,6% 2,6% 13,8% 38,4% 19,2% 15,4% 1,1%
2020 2,5% 21%  0,0% 18% | 25% 25% | 13,2% 383% | 18,6% 173%  10%
w2021 2,5% 20%  00% 18% | 24% 24%  12,6% 5% 17,7% 162% = 08%
w2022 2,4% 1,9% 0,0% 2,0% 2,3% 2,5% 12,0% 23,1% 16,9% 16,0% 0,8%
2023 2,3% 1,8% 0,7% 2,3% 2,2% 2,4% 11,9% 22,8% 16,3% 16,4% 0,8%
w2024 24% 22%  07% 22% | 2,3% 23% | 133% 43,2% 15,8% 14,8% 0,7%
m2025  2,3% 2,4% 0,7% 22% | 24% 23% | 132% 247% | 156% 134% 0,8%

llustracion 17: Diversificacién expresado en participacion de generacién porcentual del Escenario 3 en el
SIC-SING.

61



Diversificacion Escenario 4 SIC-SING

Porcentajes generacion de energi;
bl
=

Biomasa Eclica Geotermia | Pasada ERNC Solar Z:sr:: Pasada Conv. Carbon Embalse PEtIrE:I:In
2014 2,9% 2,3% 0,0% 2,1% 1,4% 3,2% 10,9% 36,7% 25,3% 11,0% 2,0%
m2015 2,8% 2,6% 0,0% 2,3% 2,6% 3,2% 11,3% 37,3% 22,8% 13,1% 1,7%
m 2016 2,8% 2,5% 0,0% 2,2% 2,8% 2,9% 10,6% 39,8% 22,0% 13,0% 1,3%
m2017  2,7% 24% | 0,0% 21%  2,8% 28%  11,0% 40,9% 21,1% 12,8% 1,2%
2018 2,7% 23%  0,0% 20% | 2.7% 27% | 12.8% 39,6% 20,2% 138%  11%
2019 2,6% 22%  00% 19% | 2,6% 26%  138% 38,4% 19,4% 153%  11%
2020 25% 21%  00% 18% | 25% 25% | 132% 38,4% 18,6% 172%  1.0%
2021 25% 20%  0,0% 18% | 24% 24% | 126% 41,8% 17,8% 159%  08%
w2022 2,4% 1,9% 0,0% 1,7% 2,3% 2,3% 12,0% 43,4% 17,0% 16,2% 0,8%
2023 23% 1,8% 0,0% 1,6% 2,2% 2,2% 11,9% 14,4% 16,5% 16,1% 0,8%
2024 2,3% 1,8% 0,0% 1,6% 2,1% 2,1% 13,3% 44,7% 16,0% 15,4% 0,7%
] 2025‘ 2,2% 1,7% 0,0% 1,5% ‘ 2,1% 2,1% 13,2% 46,0% 15,8% 14,5% 0,7%

llustracién 18: Diversificacion expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 4 en el
SIC-SING.
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4.3.1. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE CARBON

Diversificacion del Carboén en SIC-SING

50%

45%

40%

35%

30%

25%

20%

15%

10%

Porcentajes generacion de energia

5%

o escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 36,8% 36,5% 36,6% 36,7%
m 2015 37,1% 37,1% 37,3% 37,3%
2016 39,8% 39,8% 39,8% 39,8%
m2017 40,9% 40,9% 40,9% 40,9%
®=2018 39,7% 39,7% 39,7% 39,6%
= 2019 38,4% 38,4% 38,4% 38,4%
= 2020 38,4% 38,3% 38,3% 38,4%
= 2021 40,1% 40,1% 41,5% 41,8%
m 2022 39,9% 39,9% 43,1% 43,4%
2023 38,3% 38,4% 42,8% 44.,4%
2024 36,8% 36,9% 43,2% 44,7%
= 2025 36,4% 36,3% 44, 7% 46,0%

llustracion 19: Diversificacion SIC-SING expresado en participacién porcentual de generacion de energia a
partir del carbon en cada escenario.
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Crecimiento Porcentual Anual de la
Participacion de Carbéon en SIC-SING
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llustracion 20: Tasa de crecimiento anual de la energia generada a base de carbdn en el SIC-SING.

De la ilustracién 20 se puede observar que el desacople entre el crecimiento de los escenarios 1y
2 con respecto a los escenario 3 y 4 se produce en el 2020. Esto es evidente ya que a partir de ese
afio las actuales centrales en operacién junto con las que se encuentran en construccion no
cumplirdn con la obligacion de cuota de generacidn y por ende entrardn en operacién nuevas
centrales ERNC.

Es evidente que en los escenarios 3 y 4, la participacién del carbon a partir del 2021 va al alza
segun la planificacion realizada, en contraste, los escenarios 1 y 2 se puede apreciar que se
reduce. Se puede concluir que la Ley 20.257 no afecta significativamente la inclusion de
tecnologias ERNC en el corto plazo, ya que si en 2014 el porcentaje de energia generada a base
de carbon dentro de la generacion global es de un 36,6%, posteriormente se tiene en 2025 una
estimacion de participacion de 44,7%, muy similar al caso en que se instalan solamente centrales
carboneras, que refleja la situacién sin las actuaciones de las leyes 20.257 y 20.698. Esto se
explica ya que en la actualidad existen diversos proyectos ERNC en construccion y préximos a
entrar en operacion.

Consecuentemente, el plan de obras obtenido con la implementacion de la Ley 20.698, tomando
como referencia el afio 2014, mantiene la participacion del carbén al afio 2025 por debajo del
37%, a pesar de que su participacion en 2014 es semejante al caso anterior.
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4.3.2. SITUACION DE TECNOLOGIA A BASE DE ENERGIA SOLAR

Diversificacion de Energia Solar en

SIC-SING
5,0%
4.5%
e
D 4,0%
e
o 35%
o
:5 3,0%
g 2,5%
GC)
S 2,0%
T 15%
GC)
§ 1,0%
0,5%
0,0% a ' . :
escenario 1 escenario 2 gscenario 3 escenario 4
m 2014 1,4% 1,4% 1,4% 1,4%
m 2015 2,6% 2,6% 2,6% 2,6%
m 2016 2,8% 2,8% 2,8% 2,8%
m 2017 2,8% 2,8% 2,8% 2,8%
m 2018 2, 7% 2, 7% 2, 7% 2, 7%
m 2019 2,6% 2,6% 2,6% 2,6%
m 2020 2,5% 2,5% 2,5% 2,5%
m 2021 2,8% 2, 7% 2,4% 2,4%
m 2022 2,8% 2,6% 2,3% 2,3%
m 2023 2,8% 2,8% 2,2% 2,2%
m 2024 3,7% 3,1% 2,3% 2,1%
m 2025 4.4% 3,2% 2,4% 2,1%

llustracion 21: Diversificacidon SIC-SING expresado en participacion de generacion porcentual de la energia
solar en cada escenario.
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Crecimiento Porcentual Anual de la
Participacion Solar en el SIC-SING
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llustracion 22: Tasa de crecimiento anual de la energia solar generada en el SIC-SING.

El nivel de cooperacion de la energia generado por centrales solares a la matriz energética es sutil
en todo el horizonte de evaluacion. Esto se debe a que su costo de inversién y factor de planta
utilizados para la obtencion de los planes de obras de este trabajo, no generan las condiciones
propicias para su desarrollo. Sin embargo, se espera en el largo plazo un mejoramiento de su
eficiencia y una reduccidn de su costo de inversion, de manera que puedan insertarse mejor en el
mercado. Por lo demas, de no suceder este hecho, se podria esperar que los recursos naturales
utilizados por las centrales ERNC maés eficientes y econdmicas, tiendan a limitarse en el largo
plazo, siendo una gran oportunidad para la incorporacion de la tecnologia solar.

El principal aporte de esta tecnologia se origina en el SING. También se aprecia que el mayor
despliegue de esta tecnologia es en el escenario con la Ley 20.698 con bajo desarrollo
geotérmico. En altimo lugar, se tiene para el 2014 una participacion de 2,4% para la tecnologia
solar, mientras para los escenarios 1, 2, 3 y 4, se tiene respectivamente al 2025 una participacion
de 4,4%, 3,2%, 2,4% y 2,1%. La ley 20.657 produce un despliegue de tecnologia solar similar al
caso en que no existiera esta ley, mientras que en el caso de la Ley 20.698 se observa un
despliegue significativo con respecto a la Ley 20.257.
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4.3.3. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE ENERGIA EOLICA

Diversificacion de Energia Eolica en
SIC-SING

6%

5%

4%

3%

2%

Porcentajes generacion de energia

1%

e escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 2,3% 2,3% 2,3% 2,3%
m 2015 2,6% 2,6% 2,6% 2,6%
= 2016 2,5% 2,5% 2,5% 2,5%
m 2017 2,4% 2,4% 2,4% 2,4%
2018 2,3% 2,3% 2,3% 2,3%
= 2019 2,2% 2,2% 2,2% 2,2%
m 2020 2,1% 2,1% 2,1% 2,1%
m2021 2,2% 2,3% 2,0% 2,0%
= 2022 3,0% 3,1% 1,9% 1,9%
2023 3,7% 3,6% 1,8% 1,8%
2024 4,2% 3,8% 2,2% 1,8%
= 2025 4,8% 3,8% 2,4% 1,7%

llustracion 23: Diversificacidon SIC-SING expresado en participacion de generacion porcentual de la energia
eblica en cada escenario.
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Crecimiento Porcentual Anual de la
Participacion Eodlica en el SIC-SING
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llustracion 24: Tasa de crecimiento anual de la energia edlica generada en el SIC-SING.

La participacion de las centrales edlicas muestra un comportamiento similar al de las centrales
solares. Se observa que la participacion porcentual de la generacion de energia de medios eolicos
en los escenarios 1 y 3 se desacopla en el 2020, mientras en 2023 se desacopla el escenario 3 con
respecto al 4. Asi, si para todos los escenarios la energia generada de medios edlicos en el sistema
durante el 2014 fue de 2,3%, y luego en 2025 se tiene una participacién de 4,8%, 3,8%, 2,4% y
1,7% para los escenarios 1, 2, 3 y 4 respectivamente. Por consiguiente, la Ley 20.257 en el plan
de obras desarrollado, mantiene el porcentaje de participacion edlica dentro de la matriz
energética y la Ley 20.698 incrementa la contribucion de esta tecnologia al final del horizonte de
evaluacion.
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4.3.4. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE BIOMASA

Diversificacion del Biomasa en SIC-SING
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escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 2,9% 2,9% 2,9% 2,9%
m 2015 2,8% 2,8% 2,8% 2,8%
2016 2,7% 2,8% 2,7% 2,8%
m2017 2,7% 2,7% 2,7% 2,7%
m 2018 2,7% 2,7% 2,7% 2, 7%
m 2019 2,6% 2,6% 2,7% 2,6%
2020 2,5% 2,5% 2,5% 2,5%
m2021 2,6% 2,6% 2,5% 2,5%
m2022 2,6% 2,6% 2,4% 2,4%
m 2023 2,6% 2,6% 2,3% 2,3%
m 2024 2,7% 2,8% 2,4% 2,3%
m 2025 2,8% 2,7% 2,3% 2,2%

llustracion 25: Diversificacidon SIC-SING expresado en participacion porcentual de generacién de energia a
partir de la biomasa en cada escenario.
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Crecimiento Porcentual Anual de la
Participacion de Biomasa en el SIC-SING
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llustracion 26: Tasa de crecimiento anual de la energia generada a base de biomasa en el SIC-SING.

La biomasa en todos los escenarios tiene presencia unicamente en el Sur del pais, es decir en el
SIC, ya que es en esta zona donde se encuentran las industrias que generan este recurso a partir
de sus desechos industriales. Las centrales como se puede observar no tienen una gran variacion
del nivel de participacion entre los escenarios.

Ademas, no se observan mayores diferencias entre los escenarios, esto debido a que son
competitivas en el mercado y no necesitan de incentivos econdmicos para su implementacion, su
bajo despliegue se asocia a barreras de entrada tales como la disponibilidad de su suministro.
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4.3.5. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE GEOTERMIA

Diversificacion de Geotermia en SIC-SING
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E 1,0%
0,5% I
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escenario 1 escenario 2 gscenario 3 escenario 4
m 2014 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2015 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2016 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2017 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2018 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2019 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2020 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2021 0,7% 0,7% 0,0% 0,0%
w2022 1,1% 1,1% 0,0% 0,0%
m 2023 1,9% 1,9% 0,7% 0,0%
m 2024 2,4% 3,5% 0,7% 0,0%
m 2025 2,4% 4.8% 0,7% 0,0%

llustracion 27: Diversificacidon SIC-SING expresado en participacion porcentual de generaciéon de energia
geotérmica en cada escenario.
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Crecimiento Porcentual Anual de la
Participacion de Geotermia en SIC-SING
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llustracion 28: Tasa de crecimiento anual de la energia geotérmica generada en el SIC-SING.

La implementacion de centrales geotérmicas en el sistema eléctrico es incierta y su despliegue
depende de su desarrollo en el pais, hasta el momento no existe ninguna central en operacion. En
caso de implementarse la nueva Ley 20.698 se prevé tener en 2025 en un caso optimista un 4,8%
de participacion, y en un caso realista un 2,4%, similar al despliegue de las centrales edlicas y
solares en el mismo afio. En el caso de la implementacion de la Ley 20.257, no resulta
mayormente favorecida, ya que so6lo se tiene una participacion de 0,7% la generacion de energia
de Chile. Estas centrales contribuirian mayormente en el SING que en el SIC.

72



4.3.6. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE CENTRALES HIDRAULICAS DE PASADA

Diversificacion de Pasada ERNC en
SIC-SING
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oo escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 2,1% 2,2% 2,2% 2,1%
m 2015 2,3% 2,3% 2,3% 2,3%
= 2016 2,2% 2,2% 2,2% 2,2%
= 2017 2,1% 2,1% 2,1% 2,1%
® 2018 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
2019 2,0% 2,0% 1,9% 1,9%
= 2020 2,0% 2,0% 1,8% 1,8%
2021 1,9% 1,9% 1,8% 1,8%
w2022 2,2% 2,2% 2,0% 1,7%
m 2023 2,3% 2,3% 2,3% 1,6%
w2024 2,2% 2,2% 2,2% 1,6%
w2025 2,3% 2,2% 2,2% 1,5%

llustracion 29: Diversificacién SING expresado en participacion porcentual de generacion de energia
geotérmica en cada escenario.
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llustracion 30: Tasa de crecimiento anual de la energia hidraulica de pasada ERNC generada en el SIC-SING.

Se puede observar que con la normativa legal anterior o con la implementacién de la nueva Ley
20.698, se obtiene en ambos casos el mismo grado de participacion de generacion por medio de
centrales de pasada. Estas centrales, encontrandose mayoritariamente en el SIC, no necesitan de
politicas que incentiven su despliegue ya que son competitivas dentro del mercado.

4.4. COSTO MARGINAL SISTEMICO

El costo marginal del sistema se define como el promedio ponderado por consumo de las barras
troncales del sistema ilustradas en la tabla 24.

Tabla 24: Barras Troncales de acuerdo al Decreto N°61/2011.

Barras Troncales SIC

Barras Troncales SING

Diego de Almagro 220

Tarapaca 220

Carrera Pinto 220

Lagunas 220

Cardones 220

Crucero 220

Maitencillo 220

Encuentro 220

Punta Colorada 220

Atacama 220

Pan de Azlcar 220

Los Vilos 220

Nogales 220

Quillota 220

Polpaico 220

Lampa 220

Cerro Navia 220

Chena 220
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Barras Troncales SIC Barras Troncales SING
Candelaria 220
Colban 220
Alto Jahuel 220
Melipilla 220
Rapel 220
Itahue 220
Ancoa 220
Charrta 220
Hualpén 220
Lagunillas 220
Temuco 220
Ciruelos 220
Valdivia 220
Rahue 220
Puerto Montt 220

Por consiguiente, el costo marginal promedio desde 2019 a 2025 para cada escenario se muestra
en la tabla 25.

Tabla 25: Costo marginal promedio entre 2019-2025 para cada escenario y sistema.

CMg Promedio US$/MWh | SIC-SING SIC SING
Escenario 1 81,44 80,52 83,72
Escenario 2 81,32 80,46 83,46
Escenario 3 81,54 81,02 82,82
Escenario 4 81,46 80,82 83,05
Diferencia entre maximo y 0,22 0,56 0,90
minimo

De acuerdo a la tabla 25, se puede observar que los costos marginales promedios son similares
como consecuencia que los cuatro escenarios planteados buscan obtener el menor costo para la
operacion del sistema eléctrico. Aunque los 4 escenarios tienen un objetivo en comdn, el costo
marginal promedio no es igual ya que cada escenario posee distintas restricciones, partiendo por
las cuotas obligatorias de ERNC.

El costo marginal obtenido, como se dijo en el Capitulo 3, es un promedio ponderado segun el
consumo de la barra, sin embargo, también es un promedio de costos marginales obtenidos de
diferentes escenarios hidrologicos, por ende, se propone como trabajo futuro analizar el
comportamiento de estos en hidrologias secas y himedas.

Luego, estos costos marginales promedios se exponen graficamente en las ilustraciones 31, 32 y
33, para los sistemas SIC-SING, SIC y SING respectivamente. De estos graficos se observa que a
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partir del afio 2023, en el mes de marzo los escenarios 1 y 2 gozan de menores alzas en los costos
marginales en comparacién a los escenarios 3 y 4, se tiene entonces una diferencia relevante entre
los efectos de la Ley 20.698 y la Ley 20.257; ademés se denota la similitud de comportamiento
entre el escenario que no implementa ninguna de estas leyes y el escenario con la normativa
anterior a la celebracion 20.698. Esta diferencia resulta ventajosa ya que la implementacion de
ERNC, a consecuencia de la Ley 20.698, atenta el alza de los costos marginales que se producen
en los meses en que la generacion por medio de centrales hidraulicas decae y deben entrar en
operacion las centrales con combustibles fosiles.
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llustracion 31: Costo Marginal Promedio del SIC-SING para cada escenario.
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Costo Marginal Anual de las Barras Troncales SIC
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4.5. COSTO RELATIVO A LA DIVERSIFICACION DEL SISTEMA

A partir del analisis de los planes de obras y los resultados de la diversificacion, se logra rescatar
que el desacoplamiento entre los escenarios comienza a gestarse desde el 2021.Es por ello que en
este apartado analizaremos el costo de aumentar la presencia ERNC el sistema en un periodo de 5
afios, considerando el horizonte de evaluacion 2021-2025. De esta forma se trabaja con la
generacion de energia convencional y su porcentaje de participacion dentro del sistema, mostrada
en las tablas 26, 27 y 28.

Tabla 26: Generacién de energia convencional anual en el SIC-SING para cada escenario.

GWh 2020 | 2021 2022 2023 2024 2025 | Total Periodo
2021-2025
Escenario1 | 85.552 | 88.405 | 90.684 | 92.738 | 94.309 | 93.770 459.907
Escenario 2 | 85.552 | 88.394 | 90.679 | 92.751 | 94.309 | 93.840 459.973
Escenario 3 | 85.700 | 89.945 | 93.886 | 96.959 | 100.418 | 101.063 482.271
Escenario 4 | 85.700 | 89.968 | 94.159 | 98.381 | 102.823 | 103.903 489.234

Tabla 27: Generacién de energia anual en el SIC-SING para cada escenario.

GWh 2020 | 2021 2022 2023 2024 2025 Total Periodo
2021-2025
Escenariol | 93.520 | 97.872 | 102.105 | 106.374 | 110.746 | 111.776 528.873
Escenario 2 | 93.520 | 97.866 | 102.096 | 106.377 | 110.783 | 111.850 528.973
Escenario 3 | 93.517 | 97.847 | 102.092 | 106.315 | 110.653 | 111.741 528.648
Escenario 4 | 93.519 | 97.842 | 102.069 | 106.307 | 110.754 | 111.812 528.784

Tabla 28: Porcentaje de participacion de la generacion de energia convencional dentro de la generacidn total

del sistema.
Diversificacion 2020 2021 2022 2023 2024 2025 | Total Periodo
2021-2025

Escenario 1 91,48% | 90,33% | 88,81% | 87,18% | 85,16% | 83,89% 86,96%
Escenario 2 91,48% | 90,32% | 88,82% | 87,19% | 85,13% | 83,90% 86,96%
Escenario 3 91,64% | 91,92% | 91,96% | 91,20% | 90,75% | 90,44% 91,23%
Escenario 4 91,64% | 91,95% | 92,25% | 92,54% | 92,84% | 92,93% 92,52%
Diferencia entre maximo 0,16% 1,63% | 3,44% | 5,36% | 7,71% | 9,04% 5,56%

y minimo

El costo de disminuir la participacion de las centrales convencionales en el sistema a través de la
comparacion entre el escenario concerniente a la etapa anterior a la promulgacion de la Ley
20.698 (escenario 3 0 escenario base) con el resto de los escenarios se expresa en la tabla 29. Por
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consiguiente, se obtiene el costo de aumentar la participacion de ERNC en el sistema por unidad
de potencia y unidad porcentual de participacion.

Tabla 29: Costo de diversificaciéon por unidad de potencia y unidad porcentual de participacion.

Diferencia de Diferencia Diferencia de Costo de Costo de
Energia Porcentual en Costos Reduccion de | Reduccion
Producida en la Generacion | Sistémico c/r | Generacion anual de la
Centrales Total de al Caso Base | de Energia | Participacion
Convencionales Centrales [MMUS$] | Convencional | de Energia
c/r al Caso Convencionales c/r al Caso | Convencional
Base en c/r al Caso Base dentro del
Horizonte Base en [US$/MWh] SIC-SING
2021-2025 horizonte c/r al Caso
[GWh] 2021-2025 Base
[MMUS$/%]
Escenario 1 22.364 4,27% 1.266 56,60 59,33
Escenario 2 22.298 4,27% 665 29,80 31,12
Escenario 4 6.963 1,29% -553 -79,46 -85,55

La tabla 29 muestra que el costo anual para que 1 MWh de energia producida por una central
convencional en el plan de obras con el marco de la Ley 20.257 sea reemplazada por 1 MWh de
ERNC en el contexto de la nueva Ley 20.698 es aproximadamente de 56,60 US$, mientras que en
el caso de un escenario optimista es de un 29,80 US$. Adicionalmente, para disminuir un punto
porcentual el aporte de generacion anual de las centrales convencionales en el sistema SIC-SING
en el marco de la Ley 20.257 durante el 2021-2025 se debe pagar un costo de 59,33 MMUS$
(31,22 MMUSS$ en el caso del escenario 2), impulsado por la Ley 20.698.

Por otro lado, también se aprecia que la Ley 20.257 en el plan de obras respectivo con horizonte
2021-2025, incentiva a reducir tan solo un 1,29 % la colaboracién de energia producida por
centrales convencionales, con un costo anual de 79,46 US$ para sustituir 1 MWh de energia
convencional por energia ERNC. Ademas, la reduccion anual de un punto porcentual de la
participacion de las centrales convencionales en el sistema durante el 2021-2025 tiene un costo
de 85,55 MMUSS.
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5. CONCLUSIONES

Esta memoria estudia el impacto generado por la implementacion de la nueva Ley 20.698 en el
horizonte de evaluacion 2014-2025, sobre el mercado eléctrico chileno y la matriz energética
nacional ante la eventual interconexion SIC-SING en enero 2021.

En general, a diferencia de la anterior y aun vigente Ley 20.257, la nueva Ley 20.698 considera
una obligacion mayor con respecto a la obligacion del 10% de la primera ley mencionada y se
complementa con instrumentos secundarios para suplir la energia ERNC necesaria para cumplir
con la obligacion.

En general la Ley 20.698 se compone de un conjunto de politicas de fomento, cuyo mecanismo
principal es el sistema de obligacion de cuota, el cual es apoyado por los sistemas de subasta y de
tarifas especiales. De esta forma la ley, a través de la exigencia de cuota, busca fijar un porcentaje
de generacion ERNC sobre el consumo del sistema, estableciendo una obligacion de un 20% a
partir de 2025, y que previamente comienza en 2013 con una obligacion del 5% que aumenta
anualmente hasta 2025. De no cumplirse la obligacion se cobra una multa, que una vez recaudada
se reparte entre los clientes con contratos que cumplen con la obligacion. Por otro lado, el
mecanismo de subasta busca prever la porcion de generacién ERNC faltante para cumplir con la
obligacion por medio de licitaciones publicas que ofrecen contratos de 10 afios con precios
estabilizados por un sistema de tarifas especiales. Sin embargo, en las licitaciones solo pueden
participar aquellos que oferten un precio no superior al valor, incluso incrementado en hasta un
10%, del costo de desarrollo del proyecto més eficiente en el sistema.

Por consiguiente, la Ley 20.698 fomenta el desarrollo de proyectos ERNC a través de un
esquema de competencia entre los generadores de dichas tecnologias, motivando el desarrollo de
las centrales menos costosas Yy, en consecuencia, obtener bajos precios dentro del mercado
energético. En definitiva, el sistema de cuotas obligatorias traspasa el riesgo del mercado a los
productores ya que estos son susceptibles a la volatilidad del precio de mercado y no existen
contratos de por medio. Adicionalmente, el sistema de subasta s6lo permite la participacion de
aquellas tecnologias ERNC mas competitivas al fijar un precio maximo para la energia en las
licitaciones.

Adicionalmente, se implementan certificados utilizados para acreditar el cumplimiento de cuota.
Se genera un incentivo para el desarrollo de tecnologia ERNC, ya que crea un mercado en que se
excluye la participacion de las centrales convencionales, y ademas, generan un ingreso adicional
a la central ERNC.

La actual normativa de fomento a las ERNC en Chile posee un desarrollo selectivo de tecnologias
ERNC, al privilegiar las centrales mas econémicas en desmedro de las tecnologias con menor
madurez y de costos elevados, como el caso de las centrales eolicas y solares. Sin embargo, estas
tecnologias hasta el dia de hoy han mostrado una tendencia a la baja en sus costos, por ello se
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espera que puedan participar del proceso de licitacion en el futuro cuando alcancen la madurez
tecnoldgica.

En el plan de obras elaborado se aprecia que hasta el afio 2020 en forma natural se cumple con la
obligacion de la normativa vigente, y desde el 2021 es necesario incorporar nuevas centrales
ERNC, es decir, que a partir de esta fecha las disposiciones contenidas en la Ley 20.698
regularén la inclusion de nueva ERNC mostrando su real eficacia en el fomento de este tipo de
tecnologias.

En el ambito econdmico, se analizan 4 escenarios que consideran la eventual interconexion SIC-
SING. EI costo del sistema en el plan de obras elaborado en este trabajo correspondiente a la
actuacion de la Ley 20.698 sobre el sistema en el horizonte 2014-2025, es aproximadamente de
25.176 MMUSS$, y en el segundo escenario basado en el ingreso de més geotermia de lo esperado
en la matriz energética, este valor desciende a 24.574 MMUSS$. Por otro lado, el tercer escenario
que considera la normativa anterior, el costo sistémico es de 23.910 MMUSS$, y en el probable
escenario de no existir legislacion de fomento a las ERNC, se aproxima a 23.356 MMUSS. En
consecuencia en el escenario con baja penetracion de la geotermia, la implementacién de la nueva
Ley 20.698 genera un costo adicional de 1.266 MMUSS$, siendo este valor equivalente
aproximadamente al costo de la central termoeléctrica Punta Alcalde de 740 MW informado en el
SEA, cifra esta ultima, comparable al costo de operacion del sistema eléctrico SIC-SING
proyectado en el afio 2014.

Por otro lado, la nueva ley, entre 2021 y 2025, aumenta en un 4,27 % la participacion de
generacion ERNC en la matriz energética con respecto a la normativa anterior. Se tiene entonces,
que el cambio de cada punto porcentual de participacion anual de ERNC posee un costo de 59,33
MMUSS$, equivalente a 5 veces el costo de operacion de la central Bocamina durante el 2014.
Seguidamente, cada MWh de energia producida por fuentes convencionales convertida a ERNC
producto de la accion de la nueva ley tiene un costo adicional de 56,6 US$. Por otro lado, en el
escenario con mayor penetracion de geotermia, se tiene un costo de 31,1 US$/MWh.

Una conclusion importante obtenida en esta memoria es que resulta adecuado fijar una nueva
cuota obligatoria del 20% al afio 2025. Puesto que actualmente no resulta efectivo perdurar con
una obligacién de cuota del 10%, ya que se tiene al corto plazo un bajo impacto sobre la
penetracion de ERNC en el sistema. Durante el horizonte de estudio, en forma natural, este
déficit es cubierto por el desarrollo de centrales de pasada no convencionales, las cuales son
competitivas en el mercado. Entonces, en el plan de obras elaborado dentro del horizonte 2014-
2025 la Ley 20.257 no contribuye a regular el mercado a través del fomento de ERNC.

Adicionalmente, la experiencia internacional indica que por lo general se cumplen parcialmente
las cuotas obligatorias. Por ello, resulta apropiado establecer un mecanismo secundario como es
el sistema de licitaciones que respalde un eventual incumplimiento de la obligacién. De esta
forma, se incorpora un incentivo adicional al darle garantias al generador por medio de un
contrato de 10 afios de suministro con un precio preestablecido. En un mercado en que existen
condiciones de competencia como el chileno, el sistema de subastas garantiza una rapida caida de
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los precios ofertados, resultando ser un mecanismo economicamente eficiente y de sencilla
implementacion.

Con respecto a los costos marginales, se observa que al aumentar la contribucion de ERNC al
sistema, se atenla el alza de los costos marginales en los meses proximos a marzo, en que las
centrales hidroeléctricas no disponen de gran régimen fluvial y su generacion por lo general debe
ser sustituida por centrales a base de combustibles fosiles.

Se debe tener claro que esta investigacion no considera la posible reduccion de los costos de
inversion a través del tiempo de las tecnologias de desarrollo reciente, como tampoco el analisis
econdmico de las externalidades negativas que caracterizan a los combustibles fosiles. Estas
consideraciones ocasionan un mayor despliegue de ERNC.

Por otro lado, gracias a la distribucion de recursos ERNC en Chile, el desarrollo de ERNC
origina inyecciones de pequefios bloques de energia globalmente distribuidos que contribuyen a
una inversion marginal menor para aumentar la capacidad de generacion y un desplazamiento en
el tiempo de inversiones en transmisién troncal y subtransmision. Junto con esto, se avanza en la
independencia energética ya que, como se observa en los resultados, la generacion en Chile es en
gran parte producida por centrales termoeléctricas a base de combustibles fosiles.

Por ultimo, se puede concluir que por un lado la ley 20.698 tiene como uno de sus fines
principales reducir la dependencia energética en términos de combustibles fosiles, fomentando la
inclusion de centrales ERNC, pero por el otro lado, en términos de diversificar el sistema, no se
observa homogeneidad de participacion de las diferentes tecnologias, puesto que se priorizan
dentro de dichas tecnologias las de menor costo de desarrollo. Se recomienda por parte del
alumno la instauracion de nuevos incentivos complementarios de apoyo a la diversificacion del
sistema, y que de acuerdo a las necesidades del pais apoye selectivamente a las tecnologias que
aun no alcanzan su madurez. Este apoyo debe ir de la mano con la curva de aprendizaje de cada
tecnologia, para evitar el sobre financiamiento.
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7. ANEXOS

7.1. ANEXO A

Tabla 30: Caracteristicas de centrales en estudio.

Central Tipo ERNC | Sistema Barra Costo de
Desarrollo
[US$/MWh]
Hidroeléctrica X Regién 03 Pasada Si SIC Puerto Montt 220 53,31
Hidroeléctrica IV Regién 01 Pasada Si SIC Ovalle 110 53,31
Hidroeléctrica X Region 01 Pasada Si SIC Osorno 066 53,96
Geotérmica San Gregorio 01 Geotermia Si SIC Temuco 220 54,41
Hidroeléctrica VI Region 04 Pasada no SIC Sauzal 110 54,50
Hidroeléctrica VI Region 07 Pasada no SIC Tinguiririca 154 54,50
Hidroeléctrica XIV Region 02 Pasada no SIC Valdivia 220 54,50
Hidroeléctrica VI Region 05 Pasada no SIC Sauzal 110 54,50
Hidroeléctrica VI Region 06 Pasada no SIC Tinguiririca 154 54,50
Hidroeléctrica VI Regién 08 Pasada no SIC Tinguiririca 154 54,50
Hidroeléctrica VIl Region 01 Pasada parcial SIC Ancoa 220 54,50
Hidroeléctrica V11 Region 02 Pasada Si SIC Ancoa 220 54,50
Hidroeléctrica VIl Region 03 Pasada Si SIC Ancoa 220 54,50
Hidroeléctrica V11 Region 04 Pasada no SIC Ancoa 220 54,50
Hidroeléctrica V111 Regién 02 Pasada Si SIC Charrda 220 54,50
Hidroeléctrica VI1II Regién 03 Pasada Si SIC Charrta 220 54,50
Hidroeléctrica V111 Region 04 Pasada Si SIC Charrda 220 54,50
Hidroeléctrica V111 Regién 05 Pasada Si SIC Charrda 220 54,50
Modulo 02 Pasada no SIC Lo Aguirre 500 54,50
Modulo 03 Pasada no SIC Lo Aguirre 500 54,50
Modulo 05 Pasada no SIC Lo Aguirre 500 54,50
Modulo 01 Pasada no SIC Lo Aguirre 500 54,50
Maodulo 04 Pasada no SIC Lo Aguirre 500 54,50
Geotérmica Calabozo 01 Geotermia Si SIC Calabozo 220 55,55
Geotérmica Calabozo 02 Geotermia Si SIC Calabozo 220 55,55
Geotérmica Calabozo 03 Geotermia Si SIC Calabozo 220 55,55
Geotermica Calabozo 04 Geotermia Si SIC Calabozo 220 55,55
Geotérmica Chillan 01 Geotermia Si SIC Charrta 220 55,55
Geotérmica Copihue Geotermia Si SIC Charraa 220 55,55
Geotérmica Potrerillos 01 Geotermia Si SIC Colban 220 55,55
Geotérmica Potrerillos 02 Geotermia Si SIC Colban 220 55,55
Geotérmica Potrerillos 03 Geotermia Si SIC Colban 220 55,55
Geotérmica Santa Antonia Geotermia Si SIC Charrta 220 55,55

86




Central Tipo ERNC | Sistema Barra Costo de
Desarrollo
[US$/MWh]
Geotérmica Santa Sonia Geotermia Si SIC Itahue 154 55,55
Geotérmica Tinguiririca 01 Geotermia Si SIC San Fernando 154 55,55
Geotérmica Tinguiririca 02 Geotermia Si SIC San Fernando 154 55,55
Geotérmica Laguna del Maule 01 | Geotermia Si SIC Colbun 220 55,55
Geotérmica Laguna del Maule 02 | Geotermia Si SIC Colban 220 55,55
Geotérmica Pellado Geotermia Si SIC Ancoa 220 55,55
Geotérmica San Gregorio 02 Geotermia Si SIC Temuco 220 55,55
Central Des.For. VIII Regién 02 Biomasa Si SIC Arauco 066 73,50
Central Des.For. VIII Region 04 Biomasa Si SIC Arauco 066 73,50
Central Des.For. VIII Region 01 Biomasa Si SIC Arauco 066 73,50
Central Des.For. VIII Region 03 Biomasa Si SIC Arauco 066 73,50
Central Des.For. VII Region 02 Biomasa Si SIC Itahue 154 73,60
Central Des.For. VII Region 03 Biomasa Si SIC Itahue 154 73,60
Central Des.For. VII Regién 01 Biomasa Si SIC Itahue 154 74,14
Central Des.For. VII Region 04 Biomasa Si SIC Itahue 154 74,14
Carbon VI Regidén 01 Carbon no SIC Charrda 220 75,83
Carbon Cardones 01 Carbon no SIC Cardones 220 77,64
Carbdn Maitencillo 02 Carbén no SIC Maitencillo 220 77,64
Carbdn Maitencillo 03 Carbon no SIC Maitencillo 220 77,89
Carbon V Region 02 Carbon no SIC Nogales 220 78,19
Carbdn Pan de Azucar 01 Carbon no SIC Pan de Azucar 220 78,34
Carbon Puerto Montt 01 Carbon no SIC Puerto Montt 220 78,34
Carbdn Pan de Azucar 02 Carbon no SIC Pan de Azucar 220 78,57
Carbdn Pan de Azucar 03 Carbon no SIC Pan de Azucar 220 78,57
Carbon V Region 01 Carbon no SIC Nogales 220 78,57
Cardones CC | GNL no SIC Cardones 500 99,09
Maitencillo CC I GNL no SIC Maitencillo 500 99,09
Charria CC | GNL no SIC Charrta 500 100,39
Taltal CC GNL GNL no SIC Paposo 220 108,95
Quintero CC GNL GNL no SIC San Luis 220 114,74
Eolica Concepcion 01 Eolica Si SIC Concepcion 220 115,17
Eolica Concepcion 02 Eolica Si SIC Concepcion 220 115,17
Eolica Concepcion 03 Eodlica Si SIC Concepcion 220 115,17
Eolica Concepcion 04 Eolica Si SIC Concepcion 220 115,17
Eolica Concepcion 05 Eolica Si SIC Concepcion 220 115,22
Eolica Concepcion 06 Eodlica Si SIC Concepcion 220 115,22
Solar SIC | Solar Si SIC Diego de Almagro 110 127,56
Eodlica IV Regién 03 Eodlica Si SIC Los Vilos 220 128,12
Eolica IV Region 01 Eolica Si SIC Pan de Azucar 220 128,15
Eodlica IV Regién 06 Eolica Si SIC Los Vilos 220 128,15
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Central Tipo ERNC | Sistema Barra Costo de
Desarrollo
[US$/MWh]
Edlica IV Region 02 Eolica Si SIC Pan de Azdcar 110 128,18
Eolica IV Region 04 Eolica Si SIC Los Vilos 220 128,33
Edlica IV Region 05 Eolica Si SIC Pan de Azdcar 110 128,33
Eolica IV Region 07 Eolica Si SIC Los Vilos 220 128,56
Edlica IV Region 08 Eolica Si SIC Pan de Azlcar 220 128,56
Edlica IV Region 09 Eolica Si SIC Pan de AzUcar 220 128,56
Eolica Il Region 01 Eolica Si SIC Carrera Pinto 220 139,16
Eolica 11 Region 02 Eolica Si SIC Carrera Pinto 220 139,16
Eolica Il Region 03 Eolica Si SIC Carrera Pinto 220 139,16
Eolica 111 Region 04 Eolica Si SIC Maitencillo 220 139,16
Eolica I11 Region 05 Eolica Si SIC Maitencillo 220 139,16
Geotérmica Apacheta 01 Geotermia Si SING Calama 110 55,36
Geotérmica Pampa Lirima 02 Geotermia Si SING Cerro Colorado 110 55,36
Geotérmica Polloguere 01 Geotermia Si SING Chapiquifia 066 55,36
Geotérmica Polloquere 02 Geotermia Si SING Chapiquifia 066 55,36
Geotérmica Puchuldiza 01 Geotermia Si SING Cerro Colorado 110 55,36
Geotérmica Puchuldiza 02 Geotermia Si SING Cerro Colorado 110 55,36
Geotérmica Puchuldiza 03 Geotermia Si SING Cerro Colorado 110 55,36
Geotérmica Irruputunco Geotermia Si SING Collahuasi 220 55,36
Geotérmica Apacheta 02 Geotermia Si SING Calama 110 55,36
MEJILLONES I Carbon no SING Chacaya 220 86,17
MEJILLONES Il Carbon no SING Chacaya 220 86,17
MEJILLONES I Carbon no SING Chacaya 220 86,17
TARAPACA 11 Carbon no SING Tarapacéa 220 86,17
TARAPACA | Carbén no SING Tarapacéa 220 86,46
TARAPACA 111 Carbon no SING Tarapacéa 220 87,16
MEJILLONES | GNL GNL no SING Chacaya 220 98,73
Solar SING | Solar Si SING Pozo Almonte 220 123,44
Solar SING Il Solar Si SING Lagunas 220 123,44
Solar SING 11 Solar Si SING Parinacota 220 123,44
Solar SING IV Solar Si SING Lagunas 220 123,44
Solar SING V Solar Si SING Laberinto 220 123,44
EOLICO SING | Edlica Si SING Laberinto 220 140,17
EOLICO SING I Eodlica Si SING Lagunas 220 140,17
EOLICO SING I Edlica Si SING Lagunas 220 140,17
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7.2. ANEXO B

El ITD de abril 2014 elaborado por la CNE [18] [19] se cita textualmente a continuacion:

Se define el OSE2000, como un modelo multimodal multiembalse de operacion de sistemas
hidrotérmicos, que utiliza el método de optimizacién, simulacion conocida como programacion
dinamica dual.

La estrategia para resolver el problema de optimizacion es la siguiente:

Inicialmente se realiza un analisis secuencial, del futuro al presente (recursion), para
definir la estrategia Optima de operacion de centrales térmicas e hidraulicas, basado en
una estimacion de los niveles de los embalses. Para cada etapa, se resuelve un programa
lineal que define la estrategia Optima para minimizar el costo de operacion del sistema. De
este modo se calculan valores del agua iniciales para los embalses, para cada etapa.

A continuacién se realiza una simulacién, utilizando los valores del agua calculados, con
el objeto de determinar los nuevos niveles de los embalses para cada etapa.

La iteracion de estos procesos (recursion y simulacién) converge en la determinacion de
una estrategia Optima para la operacion del sistema y el calculo de los costos marginales
de corto plazo para cada condicion hidroldgica.

El modelo realiza las siguientes funciones, en relacion con la operacion de un sistema eléctrico:

Determina la operacion éptima de los embalses del sistema.

Simula la operacién del sistema en su conjunto, determinando el despacho de todas las
centrales, para un conjunto determinado de bloques de demanda mensual y un numero de
situaciones hidrologicas definidas por el usuario, tomando en consideracion las
restricciones de transmision y las pérdidas en las lineas. EI modelo permite la utilizacion
telescdpica de bloques y etapas, esto es, en virtud del detalle que se requiera, que las
primeras etapas pueden tener mas bloques y ser de menor duracién que las etapas hacia el
final del horizonte, las cuales pueden tener menos blogues y ser de mayor duracion.
Calcula los costos marginales de energia esperados en todas las barras del sistema.

La operacion se realiza para un horizonte definido, lo cual implica definir una proyeccién de
demandas y un programa de obras de generacion-transmision.

El modelo incluye la representacién de los convenios de riego tanto de la cuenca del Maule, VII
Region, como del Laja, en la VIII Region.

En relacién al sistema de transmision, el modelo incluye la representacion lineal por tramo de las
pérdidas en las lineas, considerando hasta un maximo de 5 tramos.
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Las centrales térmicas se representan por su potencia y costo variable, el cual puede variar
mensualmente a lo largo del horizonte. Se toma en cuenta la tasa de indisponibilidad forzada
reduciendo la potencia disponible, y se detalla el programa de mantenimiento.

Para las centrales hidroeléctricas en general, el modelo utiliza una estadistica hidroldgica
ingresada por el usuario.
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7.3. ANEXO C

Los supuestos utilizados en el ITD de abril 2014 son:

Para los ciclos abiertos y combinados existentes que utilizan gas natural y que no estan
asociados a la construcciéon de las plantas de regasificacion, se consideré un valor
adicional de 0,12 US$/MBtu a los valores proyectados de GNL por costos de
regasificacion. Se considera una capacidad de 9,5 Mma3/dia la cual es ampliable a medida
que la demanda lo requiera.

Las estadisticas de afluentes se ha representado a través de caudales mensuales para las 53
hidrologias a partir de abril de 1960, agregandose 3 afluentes sintéticos, en concordancia
con el procedimiento aplicado al resto de las centrales hidroeléctricas utilizadas en la
modelacion.

Se han utilizado como factor de planta, cercano al 30% para parques edlicos y solares y de
95% para centrales geotérmicas.

Costo fijo anual de reserva de transporte de gas de centrales de ciclo combinado por un
90% de su demanda méaxima, dependiendo de su fecha de puesta en servicio y
localizacion.
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7.4. ANEXO D

El costo de desarrollo (C.D) se define como el precio que incurre una central especifica en vender
su energia para cubrir todos sus costos durante su vida util, incluyendo la recuperacion de la
inversion. Por otra parte, el VAN de una central eléctrica se define como:

VAN = —Inversion + VP(Ingresos — Costos — impuesto) + VP(Valor Residual)
En donde:
VAN: Valor actual neto.
Impuesto: se refiere al impuesto a la renta.
VP: Valor presente.

Por lo tanto, el costo de desarrollo es el costo de venta de la energia cuando el VAN es igual a
cero. Ademaés, considerando la operacion de la central durante toda su vida util se fija el valor
residual igual a cero. De esta forma, la expresion anterior queda:

0 = —Inversion + VP(Ingresos — Costos — Impuesto)

Se define la inversién como:

Inversion = Costo Unitario de Inversion - Capacidad Instalada + Inversion Adicional

La inversién adicional se refiere, por ejemplo en el caso de centrales que utilizan carbén, al costo
incurrido por el desarrollo de los puertos, necesarios para la descarga y almacenamiento del
carbdn, o los costos de los equipos de mitigacion ambiental.

En tanto el ingreso percibido por la central:
Ingreso = Ingreso por Energia + Ingreso por Potencia

Ingreso por Energia = C.D - Factor de Planta - Capacidad Instalada - (8760 horas)

Ingreso por Potencia = Precio Basico de la Potencia - Potencia Firme -12
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En donde la potencia firme es calculada a través de la multiplicacién entre la capacidad instalada
y el factor caracteristico correspondiente a la respectiva tecnologia, determinado por medio del
andlisis de las potencias firmes de todas las centrales publicadas en los CDEC.

Continuando, el precio basico de la potencia corresponde a la establecida en los ITD de abril
2014. Estas se exponen en la tabla 31, en donde el subsistema SIC Norte corresponde a las barras
troncales localizadas entre Diego de Almagro 220 kV y Maitencillo 220 kV, mientras que el
subsistema SIC Centro Sur a las localizadas entre las subestaciones Punta Colorada 220 kV y
Puerto Montt 220 kV.

Tabla 31: Precio Basico de la Potencia.

Ubicacion Central Precio Basico de la Potencia
[US$/MW/mes]

Subsistema SIC Norte 9926,90

Subsistema SIC Centro Sur 8370,10

SING 8614,20

Por otro lado, el costo se constituye del costo fijo (C.F) y el costo variable (C.V):

Costo = C.V - Factor de Planta - Capacidad Instalada - (8760 horas) + C.F

C.V = Costo Combustible - Consumo Especifico + Costo Variable No Combustible

C.F = COMA + Peaje por transmision

En el caso del impuesto a la renta:

Impuesto = Tasa de Impuesto - (Ingresos — Costos — Depreciacion)

Inversion

Depreciacion = ————
Vida Util

Siendo el valor de la tasa de impuesto equivalente a un 20%.

Finalmente, como se explica en la seccion 3.1.1 de esta memoria, el valor presente es equivalente
a ponderar inversamente los flujos de caja por el factor de recuperacion de capital (FRC).
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1 (A+n"N-1
FRC  (1+7r)"N-r

Considerando en este estudio:
N=Vida util de la central.
r=Tasa de descuento de un 10%.

De esta forma:

1
0 = —Inversién + FRC (Ingresos — Costos — impuesto)

= Ingresos = FRC - Inversién + Costo + Impuesto

Por ultimo, despejando se llega a la expresion del costo de desarrollo:

_ FRC- Inversion + Costo + Impuesto — Ingreso por Portencia
"~ Factor de Planta - Capacidad Instalada - (8760 horas)
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7.5. ANEXO E

7.5.1. PLAN DE OBRAS ITD ABRIL 2014

Tabla 32: Plan de obras ITD 2014.

Central Tipo Fecha Potencia | Sistema Barra
entrada [MW]
Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220
Hidroeléctrica V1l Region 02 Pasada oct-19 20 SIC Ancoa 220
Carbon VIII Region 01 Carbon jul-20 343 SIC Charrda 220
Edlica IV Region 01 Edlica ene-21 50 SIC Pan de Azlcar 220
Eolica Concepcion 01 Eodlica ene-21 50 SIC Concepcion 220
Central Des.For. VII Region 01 Biomasa ene-21 15 SIC Itahue 154
Central Des.For. VII Region 02 Biomasa ene-21 10 SIC Itahue 154
Solar SING | Solar ene-21 150 SING | Pozo Almonte 220
Hidroeléctrica VIII Regién 03 Pasada mar-21 20 SIC Charrda 220
EOLICO SING | Eolica mar-21 50 SING Laberinto 220
Geotérmica Irruputunco Geotermia | jun-21 50 SING Collahuasi 220
Central Des.For. VII Region 03 Biomasa jul-21 10 SIC Itahue 154
Geotérmica Calabozo 01 Geotermia | jul-21 40 SIC Calabozo 220
Central Des.For. V11l Regién 01 Biomasa jul-21 9 SIC Arauco 066
Carbdn Maitencillo 02 Carbén jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Hidroeléctrica V1l Region 03 Pasada ene-22 20 SIC Ancoa 220
Edlica IV Region 03 Edlica ene-22 50 SIC Los Vilos 220
Edlica IV Region 02 Edlica ene-22 50 SIC Pan de Azlcar 110
Geotérmica Potrerillos 02 Geotermia | ene-22 40 SIC Colbun 220
EOLICO SING I Edlica jun-22 200 SING Lagunas 220
Eodlica IV Region 04 Eodlica jul-22 50 SIC Los Vilos 220
Eolica Concepcion 04 Eodlica jul-22 50 SIC Concepcion 220
Eolica Concepcion 05 Eodlica jul-22 50 SIC Concepcion 220
Eodlica IV Region 05 Eodlica jul-22 50 SIC Pan de Azucar 110
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Geotérmica Potrerillos 01 Geotermia | sep-22 40 SIC Colbun 220
Geotérmica Puchuldiza 01 Geotermia | oct-22 40 SING | Cerro Colorado 110
Hidroeléctrica V111 Region 05 Pasada ene-23 20 SIC Charrta 220
Hidroeléctrica V111 Region 02 Pasada ene-23 20 SIC Charrta 220
Eolica IV Region 06 Eolica ene-23 50 SIC Los Vilos 220
Geotérmica Calabozo 02 Geotermia | ene-23 40 SIC Calabozo 220
Eolica Concepcion 06 Eodlica ene-23 50 SIC Concepcion 220
Solar SING 11 Solar may-23 150 SING Lagunas 220
Eodlica IV Region 07 Eodlica jul-23 50 SIC Los Vilos 220
Eodlica IV Region 08 Eodlica jul-23 50 SIC Pan de Azucar 220
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Central Tipo Fecha Potencia | Sistema Barra
entrada [MW]
Maodulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500

7.5.2. PLAN DE OBRAS ESCENARIO 1

Tabla 33: Plan de obras con normativa vigente (ejecucion de leyes 20.257 y 20.698) en un escenario pesimista

del desarrollo de geotermia.

Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220
Hidroeléctrica VII Region 02 Pasada oct-19 20 SIC Ancoa 220
Carbon VIII Region 01 Carbon jul-20 343 SIC Charrda 220
Eolica Concepcion 01 Eolica ene-21 50 SIC Concepcion 220
Central Des.For. VII Regién 02 Biomasa ene-21 10 SIC Itahue 154
Geotérmica Apacheta 01 Geotermia | abr-21 40 SING Calama 110
Solar SING | Solar abr-21 200 SING | Pozo Almonte 220
EOLICO SING | Eolica may-21 50 SING Laberinto 220
Central Des.For. VIII Region 01 Biomasa jun-21 9 SIC Arauco 066
Geotérmica Irruputunco Geotermia | jun-21 50 SING Collahuasi 220
Central Des.For. VII Region 03 Biomasa jul-21 10 SIC Itahue 154
Geotérmica Calabozo 01 Geotermia | jul-21 40 SIC Calabozo 220
Carbdn Maitencillo 02 Carb6n jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Eolica Concepcion 05 Eolica dic-21 50 SIC Concepcion 220
Hidroeléctrica V1l Region 01 Pasada ene-22 30 SIC Ancoa 220
Hidroeléctrica VII Region 03 Pasada ene-22 20 SIC Ancoa 220
Edlica IV Region 08 Edlica ene-22 50 SIC Pan de Azlcar 220
Edlica IV Region 02 Edlica ene-22 50 SIC Pan de Azdcar 110
Eodlica IV Region 03 Eolica abr-22 50 SIC Los Vilos 220
Hidroeléctrica V111 Regién 03 Pasada jun-22 20 SIC Charrta 220
Hidroeléctrica VIII Regién 05 Pasada jun-22 20 SIC Charrua 220
Hidroeléctrica V111 Regién 02 Pasada jun-22 20 SIC Charrta 220
Eodlica IV Region 04 Eolica jul-22 50 SIC Los Vilos 220
EOLICO SING Il Eodlica ago-22 200 SING Lagunas 220
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Eodlica IV Region 01 Eodlica oct-22 50 SIC Pan de Azucar 220
Eolica IV Region 05 Eolica oct-22 50 SIC Pan de Azdcar 110
Geotérmica Puchuldiza 01 Geotermia | oct-22 40 SING Cerro Colorado
110
Eodlica IV Region 09 Eodlica nov-22 50 SIC Pan de Azucar 220
Hidroeléctrica X Region 01 Pasada ene-23 15 SIC Osorno 066
Hidroeléctrica X Region 03 Pasada ene-23 7 SIC Puerto Montt 220
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Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Eolica IV Region 06 Eolica ene-23 50 SIC Los Vilos 220
Geotérmica Tinguiririca 01 Geotermia | ene-23 40 SIC San Fernando 154
Geotérmica Calabozo 02 Geotermia | ene-23 40 SIC Calabozo 220
Central Des.For. VII Region 01 Biomasa ene-23 15 SIC Itahue 154
Eolica IV Region 07 Eolica jul-23 50 SIC Los Vilos 220
Solar SING 1l Solar ago-23 150 SING Lagunas 220
Modulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500
Central Des.For. VIII Regién 03 Biomasa ene-24 9 SIC Arauco 066
Central Des.For. VIII Regién 02 Biomasa ene-24 8 SIC Arauco 066
Central Des.For. VII Region 04 Biomasa ene-24 15 SIC Itahue 154
Edlica Concepcidn 02 Edlica ene-24 50 SIC Concepcion 220
Edlica Concepcion 04 Edlica ene-24 50 SIC Concepcion 220
Geotérmica Santa Sonia Geotermia | ene-24 40 SIC Itahue 154
Geotérmica Tinguiririca 02 Geotermia | ene-24 40 SIC San Fernando 154
Eolica Concepcion 06 Eolica ene-24 50 SIC Concepcion 220
Edlica Concepcidén 03 Edlica ene-24 50 SIC Concepcion 220
EOLICO SING Il Eolica mar-24 100 SING Lagunas 220
Solar SING I Solar mar-24 200 SING Parinacota 220
Solar SING V Solar mar-24 200 SING Arica 066
Hidroeléctrica VIII Regién 04 Pasada ene-25 20 SIC Charrua 220
Central Des.For. VIII Region 04 Biomasa ene-25 8 SIC Arauco 066
Solar SING IV Solar ene-25 100 SING Lagunas 220
Edlica I11 Region 01 Edlica ene-25 50 SIC Carrera Pinto 220
Edlica I11 Region 02 Edlica ene-25 50 SIC Carrera Pinto 220
Eolica I11 Region 03 Eolica ene-25 50 SIC Carrera Pinto 220
Edlica Il Region 04 Edlica ene-25 50 SIC Maitencillo 220
Eolica I11 Region 05 Eolica ene-25 50 SIC Maitencillo 220
Solar SIC | Solar feb-25 150 SIC Diego de Almagro

110

7.5.3. PLAN DE OBRAS ESCENARIO 2

Tabla 34: Plan de obras con normativa vigente (ejecucion de leyes 20.257 y 20.698) en un escenario optimista

del desarrollo de geotermia.

Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]

Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220

Hidroeléctrica VII Region 02 Pasada oct-19 20 SIC Ancoa 220

Carbon V111 Regién 01 Carbon jul-20 343 SIC Charrua 220

Eolica Concepcion 01 Eolica ene-21 50 SIC Concepcion 220
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Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Central Des.For. VII Region 02 Biomasa ene-21 10 SIC Itahue 154
Solar SING | Solar ene-21 150 SING | Pozo Almonte 220
EOLICO SING | Eolica mar-21 50 SING Laberinto 220
Geotérmica Apacheta 01 Geotermia | abr-21 40 SING Calama 110
Central Des.For. VIII Region 01 Biomasa jun-21 9 SIC Arauco 066
Geotérmica Irruputunco Geotermia | jun-21 50 SING Collahuasi 220
Central Des.For. VIl Region 03 Biomasa jul-21 10 SIC Itahue 154
Geotérmica Calabozo 01 Geotermia | jul-21 40 SIC Calabozo 220
Carbdn Maitencillo 02 Carbén jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Eolica Concepcion 05 Eolica dic-21 50 SIC Concepcion 220
Hidroeléctrica V1l Region 01 Pasada ene-22 30 SIC Ancoa 220
Hidroeléctrica V1l Region 03 Pasada ene-22 20 SIC Ancoa 220
Eodlica IV Region 03 Eodlica ene-22 50 SIC Los Vilos 220
Edlica IV Region 08 Edlica ene-22 50 SIC Pan de Azlcar 220
Eodlica IV Region 02 Eodlica ene-22 50 SIC Pan de Azucar 110
Hidroeléctrica V111 Regién 03 Pasada jun-22 20 SIC Charrda 220
Hidroeléctrica VIII Regién 05 Pasada jun-22 20 SIC Charrua 220
Hidroeléctrica VIII Region 02 Pasada jun-22 20 SIC Charrua 220
EOLICO SING Il Edlica jun-22 200 SING Lagunas 220
Eodlica IV Region 04 Eodlica jul-22 50 SIC Los Vilos 220
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Eodlica IV Region 01 Eodlica oct-22 50 SIC Pan de Azucar 220
Edlica IV Region 05 Edlica oct-22 50 SIC Pan de Azlcar 110
Geotérmica Puchuldiza 01 Geotermia | oct-22 40 SING | Cerro Colorado 110
Eodlica IV Region 09 Eodlica nov-22 50 SIC Pan de Azucar 220
Hidroeléctrica X Region 01 Pasada ene-23 15 SIC Osorno 066
Hidroeléctrica X Region 03 Pasada ene-23 7 SIC Puerto Montt 220
Edlica IV Region 06 Edlica ene-23 50 SIC Los Vilos 220
Geotérmica Tinguiririca 01 Geotermia | ene-23 40 SIC San Fernando 154
Geotérmica Calabozo 02 Geotermia | ene-23 40 SIC Calabozo 220
Central Des.For. VII Region 01 Biomasa ene-23 15 SIC Itahue 154
Solar SING 1l Solar abr-23 150 SING Lagunas 220
Eolica IV Region 07 Eolica ago-23 50 SIC Los Vilos 220
Modulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500
Central Des.For. VIII Region 03 Biomasa ene-24 9 SIC Arauco 066
Central Des.For. VIII Region 02 Biomasa ene-24 8 SIC Arauco 066
Central Des.For. VII Region 04 Biomasa ene-24 15 SIC Itahue 154
Geotérmica San Gregorio 01 Geotermia | ene-24 94 SIC Temuco 220
Geotérmica Santa Sonia Geotermia | ene-24 40 SIC Itahue 154
Geotérmica Tinguiririca 02 Geotermia | ene-24 40 SIC San Fernando 154
Geotérmica Pampa Lirima 02 Geotermia | ene-24 40 SING | Cerro Colorado 110

98




Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Geotérmica Puchuldiza 02 Geotermia | ene-24 40 SING | Cerro Colorado 110
Geotérmica Apacheta 02 Geotermia | mar-24 60 SING Calama 110
EOLICO SING Il Eodlica mar-24 100 SING Lagunas 220
Solar SING 111 Solar mar-24 180 SING Parinacota 220
Geotérmica Potrerillos 01 Geotermia | ene-25 40 SIC Colban 220
Geotérmica San Gregorio 02 Geotermia | ene-25 70 SIC Temuco 220
Geotérmica Pellado Geotermia | ene-25 25 SIC Ancoa 220
Geotérmica Calabozo 04 Geotermia | ene-25 40 SIC Calabozo 220

7.5.4. PLAN DE OBRAS ESCENARIO 3

Tabla 35: Plan de obras con normativa anterior (ejecucién de Ley 20.257 y exclusién de Ley 20.698).

Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220
Carbon VIII Region 01 Carbon jul-20 343 SIC Charrda 220
TARAPACA | Carbon feb-21 160 SING Tarapaca 220
Carbdn Maitencillo 02 Carbén jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Hidroeléctrica VII Region 02 Pasada nov-21 20 SIC Ancoa 220
Hidroeléctrica VII Region 01 Pasada ene-22 30 SIC Ancoa 220
Hidroeléctrica V1l Region 03 Pasada ene-22 20 SIC Ancoa 220
Carbon Pan de Azucar 01 Carbon may-22 330 SIC Pan de Azucar 220
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Hidroeléctrica X Region 01 Pasada ene-23 15 SIC Osorno 066
Hidroeléctrica X Region 03 Pasada ene-23 7 SIC Puerto Montt 220
Geotérmica Apacheta 01 Geotermia | ene-23 40 SING Calama 110
Geotérmica Irruputunco Geotermia | ene-23 50 SING Collahuasi 220
Hidroeléctrica V111 Regién 03 Pasada jun-23 20 SIC Charrta 220
Hidroeléctrica VIII Regién 05 Pasada jun-23 20 SIC Charrua 220
Hidroeléctrica V111 Regién 02 Pasada jun-23 20 SIC Charrta 220
Carbdn Cardones 01 Carboén oct-23 342 SIC Cardones 220
Modulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500
Central Des.For. VII Region 03 Biomasa ene-24 10 SIC Itahue 154
Central Des.For. VII Region 02 Biomasa ene-24 10 SIC Itahue 154
EOLICO SING | Eolica feb-24 50 SING Laberinto 220
EOLICO SING I Edlica jun-24 200 SING Lagunas 220
Solar SING | Solar jun-24 150 SING | Pozo Almonte 220
Carbdn V Region 01 Carbon dic-24 330 SIC Nogales 220
Eodlica IV Region 03 Eodlica ene-25 50 SIC Los Vilos 220
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7.5.5. PLAN DE OBRAS ESCENARIO 4

Tabla 36: Plan de obras compuesto por un programa de inversiones de centrales con la tecnologia de base
mas econdmica en la actualidad (centrales carboneras).

Central Tipo Fecha Potencia Sistema Barra
Entrada [MW]
Taltal CC GNL GNL ene-17 120 SIC Paposo 220
Carbon VIII Region 01 Carbon jul-20 343 SIC Charrda 220
TARAPACA | Carbon feb-21 190 SING Tarapacé 220
Carbdn Maitencillo 02 Carbén jul-21 342 SIC Maitencillo 220
Carbdn Pan de Azucar 01 Carbon feb-22 250 SIC Pan de Azucar 220
Quintero CC GNL GNL sep-22 120 SIC San Luis 220
Carbon Cardones 01 Carbon ene-23 342 SIC Cardones 220
Modulo 05 Pasada nov-23 360 SIC Lo Aguirre 500
Carbon V Region 02 Carbon feb-24 300 SIC Nogales 220
Carbdn Maitencillo 03 Carboén ene-25 250 SIC Maitencillo 220
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7.6. ANEXO F

Diversificacién Escenario 1 SIC

35%

30%

25% F

20%

15%

10%

5%

CIL oaeal . oemad awes DBNE I._

Porcentajes generacion de energi;

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar Pasada Pasada Conv. Carbon Embalse Petrdleo

Parcial Diesel
m2014  39% | 27% | 00% | 2,6%  10% | 43% | 147% | 241% 338% | 75%  54%
2015  37% | 31%  00% | 28% | 20% | 43%  153% | 249% 311% | 106% | 22%
®2016  37% | 30%  00% | 28% | 22% | 40%  143% | 268% 296% | 119% | 17%
w2017 37% | 2.8% 00% | 26% | 21% | 38% | 149% | 264%  286% | 133% 1,6%
®2018  37% | 27%  00% | 2,5% 20% | 37% | 174% | 262% | 274% | 12,9% 1,5%
w2019 36% 26%  00% 25%  1,9% 35%  189% 25,8% 26,4% 132% 15%
2020 35% 25%  0,0% 2,6% 1,9% 34% | 18,2% 27,0% 254% 142% 14%
2021 36% | 26% | 02% | 2,4% 18% | 32% | 172% | 304% | 243% | 131%  1,1%
m2022  36% | 33%  04% | 29%  17% | 34% | 164% | 312% 233% | 128%  1,0%
2023 36% | 39%  12% | 30% | 16% | 33%  164% | 301% 24% | 134%  10%
2024 38% | 45%  20% | 29% | 16% | 32%  183% | 289% 216% | 124%  10%
w2025 38% | 52% 20% | 30% | 20% | 31% 180% | 283% | 214% | 12,3% 0,9%

llustracion 34: Diversificacion expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 1 en el SIC.

Diversificacion Escenario 2 SIC

35%

30%

25%

20%

15% +

)

D mal . osmal ame BBED b

Porcentajes generacion de energia

Ed

Biomasa Eolica Geotermia  Pasada ERNC Selar Pasafia Pasada Conv.  Carbdn Embalse GNL Pet.rélec

Parcial Diesel
2014 39% 2,7% 00% | 27% | 10% 4,3% 147%  237%  343% 7,5% 5,4%
m2015  38% 3,1% 00% | 28% | 20% 43% 153% | 249%  311% 10,5% 2,2%
2016 37% 3,0% 00% | 28% | 22% 4,0% 143% | 267%  29,6% 12,1% 1,7%
w2017 37% | 28% | 0,0% 26% | 21% | 38% | 149%  264% 286% | 134% | 1,6%
2018 37% | 27% | 00% 2,5% 20% | 37% | 17.4% 26,1% 273% | 13,0% | 14%
®2019  36% | 26% | 00% | 25% | 19% |  35% | 189% | 257% | 264% | 134% 1,5%
2020 35% | 25% | 00%  2,6% 19% | 34% | 182% 26,9% | 255% | 14,1% 1,4%
2021 36% | 26% | 02% 2,4% 18% | 32% | 172% 30,4% 243% | 131% | 11%
W2022  36% | 34% | 04% | 29%  17% | 34% | 164% | 31,3% | 230% | 13,0% 1,0%
2023 36% | 39% | 12%  30% | 16% | 33% | 164% | 301%  224% | 134% 1,0%
2024 38% | 38% | 2%  29% | 16% | 32% | 184% | 291%  21,7% | 12,5% 1,0%
W2025  37% | 38% | 3,8% 29% | 16% | 31% | 181% | 28,4% 214% | 124% | 09%

llustracion 35: Diversificacion expresado en participacion de generacién porcentual del Escenario 2 en el SIC.
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Diversificacion Escenario 3 SIC

35% ¢

30% |
25%
20% |
15% |
10% |
- 0T el e BN L

Porcentajes generacion de energia

w
Ed

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar Pasada Pasada Conv. Carbon Embalse Petrdleo

Parcial Diesel
m2014  39% | 27%  00% | 27% | 10% | 43%  147% | 239%  341% | 75%  54%
w2015 38% | 31%  00% | 28% | 20% | 43%  153% | 252%  308% | 105%  23%
w2016 37% | 3.0% 00% | 28%  22% | 40% 143% | 267% | 297% | 120% 1,7%
2017 37% | 28% 00% | 26% | 21% | 38%  149% |  264% 287% | 133% 1,6%
®W2018  37% | 27%  00% | 25% 20% | 37% | 174% | 261% 274% | 12,9% 1,5%
®2019  3,6% 26%  0,0% 24% | 19% 35% | 189% /8% | 263% 134%  15%
m2020  35% | 25%  00% | 23% 19% | 34% | 182% | 27,0%  256% | 143%  13%
2021 34% 24%  0,0% 2,3% 1,8% 32% | 17,3% 30,7% | 24,3% 135% 11%
W2022  33% | 23%  00% | 25% | L7% | 34%  163% | 337%  230% | 129%  10%
2023 32% | 22%  00% | 29% | 16% | 33%  162% | 342%  221% | 134%  1,0%
w2024 32% | 2,1% 00% | 28%  15% | 31% 17,9% | 353% 212% | 119% 0,9%
w2025 31% | 2.2% 00% | 28% | 15% | 30% 176% | 37,3% 207% | 10,8% 0,9%

llustracion 36: Diversificacion expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 3 en el SIC.

Diversificacion Escenario 4 SIC

35% |

30% ¢
25% |
20% |
15% |
10% |
5%

Porcentajes generacion de energia

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar i:sr:\‘i? Pasada Conv. Carbon Embalse Pgtlf;';l)
®2014  39% | 27%  00% | 2,7% 10% | 43%  147% | 240% 381% | 7,5% 5,4%
W2015  38% 31%  0,0% 28% | 2,0% 43%  153% 252% | 308% 106%  2,2%
2016 3,7% 30%  0,0% 28% | 2.2% 0%  143% 267% | 298% 11,9%  1,7%
=207 37% 28%  00% 26%  21% 38% | 149% 264% | 28,6% 133% | 16%
2018 37% | 27% 00% | 25% | 2,0% | 37% 174% | 260%  27,6% | 12,9% 1,4%
2019 36% | 26% 00% | 24% | 19% | 35% 189% | 258% 266% | 13,2% 1,4%
2020 35% | 25%  00% | 2,3% 19% | 34%  182% | 27,0% 256% | 142%  14%
®2021  34% | 24% | 00% | 2,2% | 18% |  33% | 17,3% | 308% | 243% | 134%  11%
m2022  33% | 23%  00% | 21% L7% | 31% | 163% | 338% 232% | 131% @ 1,0%
2023 32% | 22% 00% | 20% | 16% | 30% | 161% | 358% 222% | 131% 1,0%
®2024  30% | 21% | 00% | 1% | 15% | 28% | 170% | 367% | 213% | 120%  09%
W2025  2,9% | 20%  00% | 19% | 15% | 27%  17,3% | 382%  207% | 118%  09%

llustracion 37: Diversificacion expresado en participacion de generacién porcentual del Escenario 4 en el SIC.
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Diversificacién Escenario 1 SING
0%

80%

70%
50%

a0%

30% -

10%
0% —lilll ol d

Porcentajes generacion de energi;

Pasada Petrdleo

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar ) Pasada Conv. Carbon Embalse GNL .

Parcial Diesel
®2014  00% | 12%  00% | 07% 24% | 00% | 00% | 735% 00% | 212%  02%
2015 00% | 12%  00% | 0,7% 44% | 00%  00% | 723% 00% | 205% = 02%
®2016  00% | 11%  00% |  0,6% 45% | 00%  00% | 770% 00% | 159%  02%
w2017 00% | 11% 00% | 06% 48% | 0.0% 00% | 815% | 00% | 111% 0,2%
®2018  00% | 10% 00% | 06% 46% | 00% | 00% | 769% | 00% | 162% 0,1%
®2019  00% 09%  00% 0,5% 4,3% 00%  00% 72,6% 0,0% 209%  01%
2020 0,0% 09%  00% 0,5% 4,1% 00%  00% 68,5% 0,0% 253%  01%
®m2021  00% | 12%  19% |  05% 55% | 00% | 00% | 669% 00% | 232% 02%
m2022  00% | 21%  31% | 05% S6% | 00% | 00% | 635% 00% | 246%  01%
2023 00% | 30%  37% | 04% 59% | 00% | 00% | 605% 00% | 259%  02%
2024 00% | 36%  36% | 04% 94% | 00%  00% | 581% 00% | 244%  01%
W2025  00% | 3,7% 35% | 04% | 109% | 0,0% 00% | 585% | 00% | 22,3% 0,1%

llustracién 38: Diversificacion expresado en participacién de generacién porcentual del Escenario 1 en el
SING.

Diversificacién Escenario 2 SING
0%

80%

70%

50% |
40%

30%

Porcentajes generacion de energi;

10%

o | —_— a Jud 1l _
Biomasa Eolica Geotermia  Pasada ERNC Solar Pasaf:ia Pasada Conv. Carbon Embalse GNL Pet‘rélea

Parcial Diesel
2014 00% | 12% | 00%  07% 24% | 00% | 00% 735% | 00% | 212% 0,2%
2015 00% | 12% |  00%  07% 44% | 00% | 00% 723%  00% | 20,5% 0,2%
®2016  00% | 11% | 00%  06% 45% | 00% | 00% 77,0% | 00% | 159% 0,2%
®2017  00% | 11% | 00% 0,6% 48% | 00% | 00% 81,5% 00% | 111% | 02%
w2018 00% | 10% |  0,0% 0,6% 46% | 00% | 00% 76,9% 00% | 162% | 01%
®W2019  00% 0,9% 00%  05% 4,3% 0,0% 0,0% 72,6%  0,0% 20,9% 0,1%
2020 0,0% 0,9% 0,0% 0,5% 4,1% 0,0% 0,0% 68,5% 0,0% 25,3% 0,1%
®m2021  00% | 13% | 19% 0,5% 54% | 00% | 0,0% 66,9% 00% | 232% | 02%
w2022 0,0% 2,4% 30%  05% 5,1% 0,0% 0,0% 63.4%  0,0% 24,9% 0,1%
2023 00% 3,0% 7%  04% 5,9% 0,0% 0,0% 60,5% | 0,0% 25,8% 0,1%
2024 00% 3,5% 71%  04% 7,3% 0,0% 0,0% 575% | 0,0% 23,6% 0,1%
=2025  00% | 37% | 74% 04% | 76% | 00% | 00%  57.9% 00% | 224%  01%

llustracion 39: Diversificacién expresado en participacion de generacién porcentual del Escenario 2 en el
SING.
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Diversificacion Escenario 3 SING
0%

80%

70%

50% |
a0%

30%

Porcentajes generacion de energia

10% |

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar Pasa@a Pasada Conv. Carbon Embalse GNL PEt,réIEB

Parcial Diesel
m2014  00% | 12%  00% | 07% 24% | 00% | 00% | 735%  00% | 212%  02%
®m2015  00% | 12%  00% | 07% 44% | 00% | 00% | 723%  00% | 205%  02%
m2016  00% | 11% 00% | 06%  45% | 00% 00% | 77.0% 00% | 159% 0,2%
2017 00% | 11% 00% | 06% 48% | 00% 00% | 815% 00% | 111% 0,2%
w2018 00% | 10% 00% | 06% 46% | 00%  00% | 769% 00% | 162% 0,1%
®2019  00% 09%  00% 0,5% 4,3% 00%  00% 72,6%  0,0% 209%  01%
2020 0,0% 09%  0,0% 0,5% 41% 00%  0,0% 68,5% 0,0% 3% 01%
2021 00% 09%  00% 0,5% 3,9% 00%  00% 70,7% 0,0% 234%  02%
W2022  00% | 08%  00% | 05% 39% | 00%  00% | 694% | 00% | 248%  01%
2023 00% | 08%  26% | 05% 37% | 00%  00% | 667% | 00% | 250%  0,1%
w2024 00% | 23% 26% | 05% 45% | 0,0% 00% | 662% 00% | 232% 0,1%
w2025 00% | 31% 26% | 05% | 51% | 00% 00% | 66,7% 00% | 214% 0,2%

llustracién 40: Diversificacion expresado en participacién de generacion porcentual del Escenario 3 en el
SING.

Diversificacién Escenario 4 SING
0%

80%

70%

50%
40%

30%

Porcentajes generacion de energia

20% |

10%

- — —  _ Jdimp

Pasada | Petréleo

Biomasa Edlica Geotermia | Pasada ERNC Solar parcial Pasada Conv. Carbon Embalse GNL Diesel
2014 00% | 12% 00% | 07% | 24% | 0,0% 0,0% | 735% 00% | 212% 0,2%
2015 00% | 12%  00% | 07% 44% | 00% | 00% 72,3% | 00% | 205%  032%
m2016  00% | 11%  00% | 06% 45% | 00% | 00% 77,0% | 00% | 159%  02%
w2017 00% | 11% 00% | 06% 48% | 0.0% 0,0% 81,5% 00% | 111% 0,2%
w2018 00% | 10% 00% | 06% 46% | 00% | 00% 76,9% 00% | 162% 0,1%
®2019  00% | 09%  00% | 05% 43% | 00%  00% 72,6% 00% | 209%  01%
2020 00% 09%  00% 0,5% 4,1% 00%  00% 68,5% 0,0% 253%  01%
®2021  00% | 09%  00% | 05% 39% | 00%  00% 71,4% 00% | 227% 0,1%
m2022  00% | 08% 00% | 05% 38% | 00% 0,0% 69,5% 00% | 247% 0,1%
2023 00% 08%  00% 0,5% 3,8% 00%  00% 69,4%  0,0% 248%  02%
w2024 0,0% 08%  00% 0,5% 3,8% 00%  00% 686%  00% 57% | 02%
%2025 00% | 09% 00% | 05%  39% | 00% 00% | 7L0% 00% | 23,0% 0,2%

llustracion 41: Diversificacién expresado en participacion de generacién porcentual del Escenario 4 en el
SING.
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7.6.1. SITUACION DE TECNOLOGIA A BASE DE CARBON

Diversificacion del Carbon en SIC

45%

40%

35%

30%

25%

20%

15%

10%

Porcentajes generacion de energia

5%

e escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m 2014 24,1% 23,7% 23,9% 24,0%
m 2015 24,9% 24,9% 25,2% 25,2%
= 2016 26,8% 26,7% 26,7% 26,7%
m 2017 26,4% 26,4% 26,4% 26,4%
m 2018 26,2% 26,1% 26,1% 26,0%
= 2019 25,8% 25,7% 25,8% 25,8%
m 2020 27,0% 26,9% 27,0% 27,0%
m2021 30,4% 30,4% 30,7% 30,8%
= 2022 31,2% 31,3% 33,7% 33,8%
2023 30,1% 30,1% 34,2% 35,8%
2024 28,9% 29,1% 35,3% 36,7%
w2025 28,3% 28,4% 37,3% 38,2%

llustracion 42: Diversificacidon SIC expresado en participacion porcentual de generacion de energia a partir
del carbdn en cada escenario.
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Diversificacion del Carboén en SING

90%

80%

70%

60%

50%

40%

30%

20%

Porcentajes generacion de energia

10%

o escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 73,5% 73,5% 73,5% 73,5%
m 2015 72,3% 72,3% 72,3% 72,3%
®= 2016 77,0% 77,0% 77,0% 77,0%
m 2017 81,5% 81,5% 81,5% 81,5%
®=2018 76,9% 76,9% 76,9% 76,9%
= 2019 72,6% 72,6% 72,6% 72,6%
= 2020 68,5% 68,5% 68,5% 68,5%
m2021 66,9% 66,9% 70,7% 71,4%
= 2022 63,5% 63,4% 69,4% 69,5%
2023 60,5% 60,5% 66,7% 69,4%
2024 58,1% 57,5% 66,2% 68,6%
w2025 58,5% 57,9% 66,7% 71,0%

llustracion 43: Diversificacion SIC-SING expresado en participacidon porcentual de generacion de energia a
partir del carbon en cada escenario.
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7.6.2. SITUACION DE TECNOLOGIA A BASE DE ENERGIA SOLAR

Diversificacion de Energia Solar en SIC

2,5%

n
3
ES

1,5%

1,0%

Porcentajes generacion de energia

o
3
ES

o0% escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 1,0% 1,0% 1,0% 1,0%
m 2015 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
= 2016 2,2% 2,2% 2,2% 2,2%
m 2017 2,1% 2,1% 2,1% 2,1%
2018 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
= 2019 1,9% 1,9% 1,9% 1,9%
m 2020 1,9% 1,9% 1,9% 1,9%
m2021 1,8% 1,8% 1,8% 1,8%
= 2022 1,7% 1,7% 1,7% 1,7%
2023 1,6% 1,6% 1,6% 1,6%
2024 1,6% 1,6% 1,5% 1,5%
w2025 2,0% 1,6% 1,5% 1,5%

llustracion 44: Diversificacidon SIC expresado en participacion de generacion porcentual de la energia solar
en cada escenario.
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Diversificacion de Energia Solar en SING

12%

10%

8%

6%

4%

Porcentajes generacion de energia

2%

o escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 2,4% 2,4% 2,4% 2,4%
m 2015 4,4% 4,4% 4,4% 4,4%
®= 2016 4,5% 4,5% 4,5% 4,5%
m 2017 4,8% 4,8% 4,8% 4,8%
®=2018 4,6% 4,6% 4,6% 4,6%
= 2019 4,3% 4,3% 4,3% 4,3%
= 2020 4,1% 4,1% 4,1% 4,1%
m2021 5,5% 5,4% 3,9% 3,9%
= 2022 5,6% 5,1% 3,9% 3,8%
2023 5,9% 5,9% 3,7% 3,8%
2024 9,4% 7,3% 4,5% 3,8%
w2025 10,9% 7,6% 5,1% 3,9%

llustracion 45: Diversificacion SING expresado en participacion de generacion porcentual de la energia solar
en cada escenario.
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7.6.3. SITUACION DE TECNOLOGIA A BASE DE ENERGIA EOLICA

Diversificacion de Energia Eolica en SIC

6%

5%

4%

3%

2%

Porcentajes generacion de energia

1%

e escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 2,7% 2,7% 2,7% 2,7%
m 2015 3,1% 3,1% 3,1% 3,1%
= 2016 3,0% 3,0% 3,0% 3,0%
m 2017 2,8% 2,8% 2,8% 2,8%
2018 2,7% 2,7% 2,7% 2,7%
= 2019 2,6% 2,6% 2,6% 2,6%
m 2020 2,5% 2,5% 2,5% 2,5%
m2021 2,6% 2,6% 2,4% 2,4%
= 2022 3,3% 3,4% 2,3% 2,3%
2023 3,9% 3,9% 2,2% 2,2%
2024 4,5% 3,8% 2,1% 2,1%
w2025 5,2% 3,8% 2,2% 2,0%

llustracion 46: Diversificacién SIC expresado en participacion de generacion porcentual de la energia eélica
en cada escenario.
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Diversificacion de Energia Eolica en SING

4,0%
3,5%
o)
2
S 3,0%
qC)
E 2,5%
g 2,0%
>
$ 15%
g
C
8 1,0%
&
0,5%
0,0% . . . .
escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 1,2% 1,2% 1,2% 1,2%
m 2015 1,2% 1,2% 1,2% 1,2%
m 2016 1,1% 1,1% 1,1% 1,1%
m 2017 1,1% 1,1% 1,1% 1,1%
m 2018 1,0% 1,0% 1,0% 1,0%
m 2019 0,9% 0,9% 0,9% 0,9%
= 2020 0,9% 0,9% 0,9% 0,9%
m 2021 1,2% 1,3% 0,9% 0,9%
m 2022 2,1% 2,4% 0,8% 0,8%
m 2023 3,0% 3,0% 0,8% 0,8%
m 2024 3,6% 3,5% 2,3% 0,8%
m 2025 3,7% 3,7% 3,1% 0,9%

llustracion 47: Diversificacion SING expresado en participacion de generacién porcentual de la energia eblica
en cada escenario.
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7.6.4. SITUACION TECNOLOGIA A BASE DE GEOTERMIA

Diversificacion de Geotermia en SIC
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S 1,0%
£
0,5%
0,0% a ' . .
escenario 1 escenario 2 gscenario 3 escenario 4
m 2014 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2015 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2016 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2017 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2018 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2019 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2020 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2021 0,2% 0,2% 0,0% 0,0%
w2022 0,4% 0,4% 0,0% 0,0%
m 2023 1,2% 1,2% 0,0% 0,0%
m 2024 2,0% 2,1% 0,0% 0,0%
m 2025 2,0% 3,8% 0,0% 0,0%

llustracion 48: Diversificacidon SIC expresado en participacion porcentual de generacion de energia
geotérmica en cada escenario.
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Diversificacion de Geotermia en SING
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1%

o escenario 1 escenario 2 escenario 3 escenario 4
m2014 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2015 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
®= 2016 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m 2017 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
®=2018 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
= 2019 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
= 2020 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
m2021 1,9% 1,9% 0,0% 0,0%
= 2022 3,1% 3,0% 0,0% 0,0%
2023 3,7% 3,7% 2,6% 0,0%
2024 3,6% 7,1% 2,6% 0,0%
w2025 3,5% 7,4% 2,6% 0,0%

llustracion 49: Diversificacion SING expresado en participacion porcentual de generacion de energia
geotérmica en cada escenario.
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