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Valorizacion y Remuneracion de la Flexibilidad
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Penetracion de Generacion Variable

El presente trabajo se dedica a estudiar la operacidn en régimen ciclico, referida también como
cycling, de distintas clases de centrales de generacién térmica existentes en el Sistema Eléctrico
Nacional como reaccién a la prospectiva energética de acelerado aumento en la penetracion de
tecnologias de generacion renovable variable a mediano y largo plazo.

Dicho estudio se basa en los resultados preliminares disponibles publicamente a la fecha del
Proceso de Planificacion Energética de Largo Plazo (PELP) a cargo del Ministerio de Energia
descrito en el articulo 83° de la Ley General de Servicios Eléctricos, y pretende contribuir a él a
modo de retroalimentacion en el area temadtica referente a la operacién ciclica del parque
generador térmico.

Para esto, se propuso una metodologia basada en la aplicacién de valores estadisticos a perfiles
de generacién representativos de la operacién proyectada bajo un escenario prospectivo de
largo plazo concebido por el Proceso PELP, a fin de cuantificar, clasificar y capturar el valor
econdmico estimado de las distintas maniobras de cycling que el sistema eléctrico requiere de
las centrales evaluadas para su operacion normal. Esto se realiza a partir de una Unica
referencia de costos.

Los resultados de la evaluacién muestran un importante incremento en la operacién ciclica de
centrales térmicas como respuesta a la masiva insercidn de las tecnologias de generacidn
variable. Las unidades de tipo turbina de gas en configuraciones ciclo combinado y ciclo abierto
se posicionan como protagonistas de dicho incremento, experimentando sobrecostos anuales
asociados al cycling que ascienden a 20.000 y 9.000 [USD/MW(_,,] a 2035 respectivamente.

Dicha prospectiva energética, junto con los riesgos econédmicos asociados para los propietarios
de las instalaciones térmicas que brindarian la flexibilidad operacional que propiciaria el Sistema
Eléctrico Nacional futuro con alta penetracion de generacion variable, llaman a la introduccion
de un esquema remuneratorio que incentive la modernizaciéon de las instalaciones para su
operacion ciclica incrementada. En este frente, la experiencia internacional muestra que el
desarrollo de esquemas de provisidon de servicios complementarios basados en mecanismos de
mercado que fomenten la competencia y premien la operacidon flexible han logrado el
acondicionamiento del parque generador térmico sin traspasar costos de integracion de la
generacion variable excesivos al consumidor final.
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1. Introduccion

1.1. Motivacion

El creciente nivel de competitividad que ofrecen las tecnologias de generacién a partir de
fuentes renovables variables como el sol y el viento, junto a ciertas politicas publicas, han tenido
como consecuencia la irrupcién de un considerable volumen de centrales fotovoltaicas y edlicas
en Chile y el mundo. Por su parte, el nivel de concientizacién y compromisos asumidos por la
comunidad internacional en torno a la mitigacién del cambio climatico ha impulsado también la
entrada masiva de estas tecnologias de generacion, existiendo paises donde su participacién en
generacién anual ha superado el 20% (Espafia, Portugal e Irlanda) e incluso el 50% (Dinamarca)
[40].

La energia solar y edlica ofrecen un prometedor futuro para los sistemas eléctricos, pues serian
capaces de disminuir considerablemente los costos de produccion de la energia eléctrica sin la
contaminacién propia de los combustibles fdsiles convencionales mds econémicos como lo son
el carbdn y sus derivados. Sin embargo, la naturaleza variable de dichas fuentes de energia
limpia y barata introduce serios desafios para la operacion tanto técnica como econdmica de los
sistemas eléctricos. A la fecha, se podria decir que estos desafios han sido enfrentados con
cierto nivel de satisfaccién alrededor del mundo, sin embargo el nivel de complejidad de los
mismos aumenta fuertemente con el nivel de participacién de las tecnologias de generacion
variable, el que se proyecta en aumento pronunciado hacia el mediano y largo plazo.

La variabilidad natural de las centrales de generacidn fotovoltaicas y edlicas requiere una mayor
capacidad y rapidez de adaptacion del sistema, a fin de mantener el equilibrio entre generacién
y demanda en todo momento. Esta caracteristica se conoce como la flexibilidad operacional del
sistema.

Con esto en mente, es necesario revisar las distintas fuentes de flexibilidad que existen en un
sistema eléctrico y el valor que se les dara a las mismas a futuro, cuando los niveles de
penetracién de generacién variable lleguen a un punto donde conformen la mayoria del parque
generador. Junto con esto, es pertinente generar una discusién regulatoria respecto de las
posibles redefiniciones en el disefio de mercado de un sistema eléctrico que pudieran parecer
propicias ante esta nueva realidad tecnoldgica del parque generador.

En un mercado eléctrico como el nacional, donde existe una remuneracién por potencia que
busca resolver la suficiencia de capacidad del sistema, comienza a vislumbrarse la necesidad de
ampliar este concepto. En un sistema con alta penetraciéon de generacion variable, se requiere
cierto nivel de suficiencia de flexibilidad, que incluso podria llegar a ser mds relevante que un
cierto nivel de suficiencia de capacidad. A largo plazo, es ineludible debatir sobre como debieran
convivir o competir ambas figuras, e incluso discutir sobre la justificacidon de la existencia de la
suficiencia de capacidad como se entiende hoy.



1.2. Objetivos

1.2.1. Objetivos Generales

El objetivo general del presente trabajo es evaluar y valorizar, a través del analisis de perfiles de
generacion y la aplicacién de estadisticas, la operacion ciclica de las distintas centrales térmicas
que permiten la operacion Optima del sistema en condiciones normales ante distintos
escenarios de penetracién de generacion variable.

Estos resultados buscan nutrir la discusidn en torno a la regulacién existente para el pago por
capacidad y el mercado de servicios complementarios en Chile, poniendo el foco en la
valoracion de estos recursos que aportan la flexibilidad necesaria para que el sistema opere con
normalidad con el alto nivel de penetracion de generacidn renovable variable que se proyecta a
futuro. Asi, los resultados y andlisis del presente trabajo buscan contribuir al proceso de
Planificacién Energética de Largo Plazo (PELP) a cargo del Ministerio de Energia, a modo de
retroalimentacién del estudio de modelacion de corto plazo asociado al mismo.

1.2.2. Objetivos Especificos

Los objetivos especificos del presente trabajo corresponden a los siguientes:

1. Identificar y clasificar las implicancias técnicas y de costos de la operacién ciclica en las
distintas clases de centrales térmicas.

2. Recopilar datos de generacidn con resolucién horaria para distintas centrales térmicas
del Sistema Eléctrico Nacional ante distintos niveles de penetracidn de generacién
variable.

3. Analizar los perfiles de generacién horarios recopilados mediante una herramienta
computacional a fin de clasificar y cuantificar las maniobras de operacién ciclica que
describen las centrales térmicas ante los distintos escenarios de penetracion de
generacion variable.

4. Cuantificar el valor econdmico de los distintos regimenes de operacidn ciclica evaluados
mediante la estimacidn de sobrecostos a partir de la metodologia propuesta.

5. Estimar los sobrecostos actuales y proyectados a los que se exponen los propietarios de
instalaciones de generacion térmica.

6. Identificar los servicios complementarios que remunerarian los recursos de flexibilidad
asociados a la operacion ciclica de centrales térmicas y revisar la experiencia
internacional en cuanto al acondicionamiento de instalaciones de generacién para dicho
régimen de operacién e incentivos econdmicos.
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1.3. Alcances

Avanzar hacia una mayor flexibilidad en los sistemas eléctricos de potencia comprende un
desafio integral y complejo, en el que no existe una Unica fuente de flexibilidad que por si sola
permitiria la amplia incorporacion de fuentes de generacién variable de manera eficaz y
eficiente a futuro. La comunidad académica internacional se adelanta hoy incluso a estudiar la
integraciéon y operacién conjunta e inteligente de otros sistemas energéticos y de
infraestructura de gran escala con el sistema eléctrico, ante una prospectiva de dependencia
total de las fuentes de energia variable [16].

Sin embargo, asumiendo una visidon de largo plazo mas proxima y cercana a la realidad nacional,
el presente trabajo propone fijar la atencién en soluciones que yazcan en el dominio de la
transmisidn eléctrica, o si se quiere, del mercado mayorista de electricidad. Particularmente, se
estudiard un recurso central en dicho dominio: la operacién ciclica y flexible de centrales de
generacioén térmica.

De esta forma, el foco del trabajo se encuentra en estudiar la evolucion y consecuencias de la
operacion ciclica de centrales de generacidn térmica en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN), a
medida que aumenta la penetracién de generacién renovable variable en un horizonte de largo
plazo. Particularmente, la metodologia propuesta se limita a cuantificar de manera simple los
distintos tipos y niveles de operacidn ciclica, junto con estimar su valor econémico en forma de
sobrecostos para los propietarios de instalaciones de generacion térmica, desglosados en tres
componentes o fuentes de sobrecosto. Estos corresponden a los sobrecostos de capital y
mantenimiento, sobrecostos por consumo adicional de combustible y al riesgo a percibir
menores ingresos asociado al aumento en la indisponibilidad forzada de las centrales.

Finalmente, la discusién en torno a la remuneracion de estos sobrecostos atribuibles a la
operacion ciclica se limita a identificar posibles servicios complementarios, su provisién y
valorizacién para su oportuna operacion con la integracién masiva de generacidn variable.

1.4. Estructura del Documento

El presente documento cuenta con nueve secciones principales incluyendo el presente y primer
capitulo introductorio. El segundo capitulo contiene los antecedentes y estado del arte
estimados para la mejor comprension del trabajo realizado a fin de cumplir los objetivos
enunciados anteriormente. A continuacién se describe la metodologia empleada para la
cuantificacién, clasificacién y valorizacién de la operacidn ciclica. En este capitulo ademas se
describen los documentos principales en los que se basé la etapa experimental del presente
trabajo, supuestos, pardmetros y definicion de casos de estudio.

En el capitulo cuarto se exponen y analizan los resultados obtenidos, separados en los tres casos
de estudio definidos. El capitulo cinco contiene reflexiones en torno a la normativa nacional
dados los resultados y cita la experiencia internacional. El capitulo sexto corresponde al ultimo
del cuerpo del documento, donde se concluye el trabajo realizado. Los capitulos siete, ocho y
nueve contienen un glosario, referencias bibliograficas y figuras anexadas respectivamente.



2. Antecedentes

2.1. Variabilidad en Sistemas Eléctricos de Potencia

La variabilidad de la potencia eléctrica es algo inherente a los sistemas eléctricos desde sus
comienzos, pues los consumidores van haciendo uso de la electricidad segun la van requiriendo
a lo largo del dia y los meses del afio. De esta forma, la carga o demanda por potencia eléctrica
siempre ha introducido cierto nivel de variabilidad en los sistemas eléctricos. Esto se puede
visualizar claramente de los perfiles de demanda de un gran sistema eléctrico interconectado
como el Sistema Interconectado Central (SIC), el cual corresponde a la parte comprendida entre
Taltal y Chiloé del Sistema Eléctrico Nacional (SEN):

Curvas de carga dia de trabajo en el SIC (MWh/h)
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Figura 1: Perfiles de demanda para dias laborales en distintos meses de 2012/2013 en el Sistema Interconectado
Central [1]

Ante la imposibilidad de almacenar la energia eléctrica de manera masiva, junto a la necesidad
de que el sistema eléctrico opere en sincronismo y de manera segura, el suministro de este
requerimiento variable por potencia eléctrica ilustrado en la figura 1 se realiza a través del
ajuste de la generacion u oferta de potencia eléctrica en tiempo real. Asi, histéricamente la
operacion de los sistemas eléctricos de potencia se ha encargado de coordinar a los distintos
medios de generacidon a fin de igualar en todo instante oferta con demanda, velando por la
operacion segura y econdmica del sistema. Esto lo realiza una entidad conocida como el
operador del sistema o de red de manera centralizada, que en Chile lleva el nombre de
Coordinador Eléctrico Nacional (CEN).



Cabe destacar que si bien dicha coordinacion de la operacién de los distintos generadores se
lleva a cabo de manera planificada, siguiendo patrones de demanda bien estudiados vy
pronosticados, pueden ocurrir sucesos que introduzcan ciertos niveles de variabilidad
excepcional. Estos sucesos pueden ser de cardcter previsibles o intempestivos, con lo que el
sistema eléctrico debe tener la capacidad de responder ante tales situaciones de manera
oportunay sin comprometer la continuidad ni calidad del suministro.

La falla intempestiva de un generador o transformador importante, o bien la desconexién
intempestiva de un gran ndmero de consumos introducen una perturbacién importante en
términos de variabilidad. Sin embargo, acontecimientos mas habituales como un dia feriado o
un evento deportivo de alta expectacién también pueden generar importantes niveles de
variabilidad, como se muestra a continuacion:
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Figura 2: Variabilidad de la demanda en el sistema eléctrico brasilefio durante un dia de partido de futbol en el
marco del Mundial FIFA 2010 [2]

De esta forma, todos los sistemas eléctricos de potencia requieren y cuentan con un cierto nivel
inherente de flexibilidad, cualidad que les permite enfrentar estos desafios de variabilidad e
incertidumbre con éxito y lograr resolver el problema de balance entre oferta y demanda en
todo momento de manera satisfactoria.

Sin embargo, el desafio se ve aumentado significativamente cuando la variabilidad no se origina
solamente desde la demanda como se ilustré en las figuras 1 y 2, sino que se debe a la
introduccidn de tecnologias de generacidn que cuentan con su propia variabilidad inherente, lo
que dificulta alcanzar el balance oferta-demanda a medida que su despliegue comienza a tomar
protagonismo en los sistemas eléctricos [3]. Este efecto se analiza en detalle en la siguiente
subseccién.



2.2. Generacion Renovable Variable

Se califica como generacidn renovable variable a aquellas tecnologias de generacién de energia
eléctrica a partir de recursos primarios renovables cuya disponibilidad e intensidad varia
significativamente con las condiciones climaticas y en distintas escalas de tiempo (horaria,
diaria, mensual). Tal es el caso de la energia solar y edlica, que entre otras tecnologias de
generacién renovable variable son las que han alcanzado mayor desarrollo y despliegue a la
fecha.

Esta dependencia de las condiciones climaticas llevan a que dichas tecnologias no puedan
conformar generadores despachables en el sentido tradicional, puesto que su nivel de
generacién cuenta inherentemente con un alto nivel de variabilidad e incertidumbre [4]. A
continuacion se ilustra la variabilidad e incertidumbre tipicos de la generacidn de centrales
solares fotovoltaicas y edlicas:

PV plant output on a sunny day (Sampling time 10 seconds)
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Figura 3: Generacion real de una planta fotovoltaica para un dia soleado [4]



PV Plant output on a partly-cloudy day (Sampling time 10 seconds)
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Figura 4: Generacion real de una planta fotovoltaica para un dia parcialmente nublado [4]

En la figura 3 se observa que la generacidn eléctrica de una central solar fotovoltaica esta
claramente restringida por la hora del dia, siendo incapaz en este caso la central de generar
entre las 18:30 y 6:00 horas del dia siguiente debido a la indisponibilidad del sol. Por otro lado,
en las horas donde si hay sol, la generacion describe una curva que cuenta con considerables
rampas de subida y bajada al inicio y final del dia respectivamente. Cabe destacar que si bien el
impacto unitario de estas rampas o gradientes de generacién es bajo en el sistema en términos
de posibles desequilibrios entre oferta y demanda, la agregacion de cientos de centrales como
la de la figura tiene como resultado gradientes de generacién importantes que pueden suponer
un gran riesgo para la operacién normal de un sistema eléctrico inflexible.

La figura 4 muestra un perfil similar, con la diferencia de que permite visualizar que en un dia
nublado, pueden tener lugar gradientes de generacion no solo en las horas de amanecer y
ocaso, sino que también en las horas de pleno sol. El impacto agregado de este efecto no es tan
notorio como el de las rampas asociadas al principio y final del dia, puesto que la nubosidad
parcial que genera el perfil expuesto en la figura 4 afectaria en distintos momentos a las
distintas centrales individuales.



Generacion real diaria parques edlicos Chile (MWh)
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Figura 5: Generacion real diaria de centrales edlicas del SIC entre junio 2012 y junio 2013 [1]
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Figura 6: Error de prondstico diario de centrales edlicas del SIC entre junio 2012 y junio 2013 [1]

Mientras un perfil de generacién solar como el de la figura 3 tendra practicamente la misma
caracteristica dia a dia, sélo con algunas variaciones estacionales facilmente predecibles, la
generacion edlica cuenta con bastante mayor incertidumbre en cuanto a su intensidad. La figura
5 muestra como ademds de contar con variabilidad intradiaria, los niveles maximos de
generacion son muy distintos para cada dia. Si bien es posible predecir en parte la intensidad del
recurso edlico para planificar la operacion de dichas centrales, muchas veces se cometen
errores de prediccion muy grandes como los mostrados en la figura 6, con lo que los sistemas
eléctricos deben contar con suficiente flexibilidad para responder oportunamente ante
coyunturas de indisponibilidad o sobregeneracién imprevista de energia edlica.

Como se puede ver de las figuras anteriores, la dificultad de la generacion a partir de fuentes
renovables variables no reside sélo en su naturaleza variable, sino que es también incierta o
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estocastica debido a los errores que se cometen en la prediccion de la intensidad del recurso.
Esto reduce el control sobre la generacidn de estas centrales, lo que se traduce en mayores
costos y desafios para la operacién del sistema eléctrico [1], los que serdn presentados en la
subseccién 2.2.4.

2.2.1. Desafios de Integracion

Al no ser controlable la generacién de las tecnologias de generacidn renovable variable, estas
deben despacharse siempre que su energético primario esté disponible, obligando al operador
del sistema eléctrico a coordinar a los medios de generacidon convencional para acomodar al
aporte solar y edlico [4]. Esto exige un mayor nivel de flexibilidad del sistema, puesto que en un
escenario tal, el sistema debera responder ajustando su generacién despachable no solo a un
perfil de demanda variable e incierta, sino que también a una generacion complementaria
variable e incierta [1].

De esta forma, en operacidn de sistemas eléctricos con participacién de generacién renovable
variable se suelen estudiar las curvas de demanda como perfiles de demanda neta, donde la
demanda neta corresponde a la diferencia instantdnea entre la demanda y la generacién
renovable variable. Asi, un perfil de demanda neta permite visualizar la variabilidad combinada
debido tanto a la demanda como a la generacion renovable variable, a la cual debera responder
el sistema coordinando sus generadores despachables o recurriendo a otros recursos de
flexibilidad que le permitan efectuar el seguimiento de dicha demanda neta de manera segura.

A continuacion se muestra una curva de demanda neta genérica, donde se destacan algunos de
los desafios que aparecen cuando la variabilidad inherente de la demanda convive en un
sistema eléctrico con una alta participacidon de generacién renovable variable, en este caso
eolica:
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Figura 7: Perfil de demanda neta genérico para un sistema eléctrico con alta penetracion de generacion edlica [3]

Lograr el seguimiento del perfil de demanda neta de manera segura y a un costo razonable
comprende el principal desafio de la integracién de las tecnologias de generacion renovable
variable. Como se puede observar de la figura 7, los distintos niveles de coincidencia entre la
caracteristica de demanda (en amarillo) y de generacién edlica (en verde) pueden dar pie a
variaciones mas abruptas en la demanda neta a seguir por el sistema eléctrico.

Este aumento de las variaciones en la demanda neta crece a medida que aumenta la
penetracién de la generacidn renovable variable en un sistema, pudiendo dar pie a
requerimientos de rampa sin precedentes e incluso a riesgos de sobregeneracién renovable
variable, como se muestra a continuacion para el sistema interconectado de California:
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Figura 8: Perfiles de demanda neta reales y proyectados para el sistema interconectado de California ante una
gran penetracién de generacidon fotovoltaica prevista hacia 2020 [10]

La figura 8 muestra como a medida que se van sumando proyectos de generacion solar
fotovoltaica al sistema, en la curva de demanda neta se empieza a formar un valle durante las
horas de dia, el cual presenta importantes rampas o gradientes en sus extremos: el amanecery
el ocaso. En un sistema como el expuesto en dicha figura, donde la demanda de punta se
alcanza en la noche (similar al caso de las zonas centro y sur del SEN), es posible ver como la
rampa asociada al ocaso es particularmente pronunciada y puede alcanzar requerimientos de
varios miles de [MW] de inyeccién adicional en pocas horas. Por otro lado, existe un riesgo de
sobregeneracion que también se encuentra indicado en la figura, lo que genera incertidumbres
importantes dada la tendencia de proliferacion de estos proyectos.

Este fendmeno ha sido también estudiado para el Sistema Eléctrico Nacional por el ex CDEC-
SING (actual CEN) en los escenarios de penetracion de generacién renovable variable impuestos
por la Ley ERNC y un escenario con 30% mas de energia solar fotovoltaica hacia 2021 [11]. A
continuacion se muestran las proyecciones para los perfiles de demanda neta resultantes y los
desafios que introducen dichos niveles de participacion de energia solar y edlica:

11



12000

11000
10000
=
= Rampa aumenta
K] de 13,5 MW fmin
g o {Ley ERNC)
.g a 15 MW//min
= (Ley ERNC+30%)
8000 Rampa aumenta
de 8,7 MW /min En 2 horas laDda. Neta aumenta
{Ley ERNC) de 1.200 MW (Ley ERNC)
a 13,5 MW/ min a 1.500 MW (Ley ERNC+30%)
(Ley ERNC+30%) 7400 MW
000
En 2 hrs. La Dda. Netadisminuye:
de 800 MW (Ley ERMNC)
a 1.200 MW (Ley ERNC+30%)
B000
1 3 3 7 9 11 13 15 17 19 21 23
Horas
m— ERNC_30% — ERNC . D mianida = Demanda_Neta Do manda_Meta_30%

Figura 9: Perfil de demanda y demanda neta en escenarios Ley ERNC y Ley ERNC +30% para el SEN en un dia de
verano (01/02/2021) [11]
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Figura 10: Perfil de demanda y demanda neta en escenarios Ley ERNC y Ley ERNC +30% para el SEN en un dia de

invierno (01/07/2021) [11]
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Las figuras 9 y 10 muestran, de manera similar a la figura 8, como distintos escenarios de
expansion de generacidn renovable variable afectan los requerimientos de rampa del sistema
para el amanecer y ocaso. El caso de verano es particularmente preocupante, pues la
importante participacidon de generacion solar fotovoltaica resulta en requerimientos de rampa
de hasta 15 [MW/min] cada dia.

Estos desafios de mayores requerimientos por rampas de bajada y subida destacados en las
figuras anteriores introducen mayores requerimientos de flexibilidad operacional para el
sistema, y por ende mayores costos en operarlo. De esta forma, se debe tener en consideracion
que si bien una tecnologia o proyecto de generacién renovable variable puede alcanzar un costo
de desarrollo similar o mas bajo al de una tecnologia convencional despachable desde el punto
de vista de un actor del sector de generacidn, el costo sistémico de su insercién puede ser
mayor [1].

En términos generales, los costos de integraciéon de una tecnologia de generacién renovable
variable se pueden descomponer segun tres propiedades intrinsecas de estas tecnologias de
forma respectiva: su variabilidad, incertidumbre y especificidad de ubicacidn. Esta tercera
caracteristica, no mencionada anteriormente, tiene que ver con el hecho de que el despliegue
de dichas tecnologias deberd realizarse donde se ubique el recurso en mayor abundancia,
pudiendo esto ser lejos del sistema de transmisidn o centros de consumos. A continuacién se
muestra dicha distribucion de costos, los que se agregan al costo de desarrollo sistémico para la
integracién de un medio de generacion renovable variable [12]:

A\

Short-term

"""" Integration
integration costs
Costs
=
W
>_ Generation
costs
LCOE Profile Balancing Grid  Short-term Integration System
costs costs costs System options LCOE

LCOE

Figura 11: Distribucion conceptual de costos de integracion de tecnologias de generacién renovable variable a un
sistema eléctrico [12]
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El primer componente correspondiente a los costos de perfil o profile costs se atribuye a la
variabilidad de los recursos renovables variables. Incluye los sobrecostos asociados a la mayor
necesidad de capacidad de respaldo para el sistema, el aumento de ciclicidad en el régimen de
operacion de las centrales convencionales despachables y la potencial sobreproduccion de
energia renovable que pudiese producirse [12].

Los costos de balance o balancing costs se atribuyen a la incertidumbre de la disponibilidad e
intensidad del recurso renovable variable. Incluye los costos de redespachos intra-diarios que
deba efectuar el operador del sistema debido a errores de prondstico que puedan ocurrir en el
pre-despacho, junto con requerir ciertos niveles de reserva pronta para hacer frente a dichas
desviaciones de la operacién planificada del sistema [12].

Los costos de red o grid costs se asocian a dos factores principales. En primer lugar, a la
potencial mayor inversion que se requiere en infraestructura de transmisién eléctrica debido a
la lejania de la generacion renovable variable respecto de los centros de carga. Por otro lado, el
costo de redespacho de generacidon convencional que pudiera ser necesario para manejar
congestiones en ciertos tramos de transmision debido a su utilizacion parcial por parte de la
generacién renovable variable [12].

Cabe destacar que, como se muestra en la figura 11, parte de los costos de integracién de corto
plazo pueden ser mitigados en el largo plazo a través de distintas opciones de integracién que
puedan ser evaluadas [12].

Los desafios y costos aqui discutidos Ilaman a implementar soluciones que permitan gestionar
de mejor manera la potencia generada a partir de recursos renovables variables, junto con
desarrollar recursos de flexibilidad operacional suficientes que permitan la operacién segura y
eficiente del sistema eléctrico con altos niveles de penetracidn de dichas tecnologias.
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2.2.2. Ventajas y Beneficios

Las tecnologias de generacion renovable variable ofrecen una serie de bondades respecto de las
tecnologias convencionales, entre las que destacan las siguientes:

e Disefo modular de centrales: la pequefia escala de cada unidad de generacion (panel
solar, aerogenerador) comparada con unidades de tecnologias convencionales permite
mayor flexibilidad para el emplazamiento de los proyectos, junto con reducir el tiempo
de construccion [2].

e Generacion libre de emisiones: no existen emisiones de gases de efecto invernadero ni
de otros contaminantes como sulfatos (SO,), nitratos (NO,) o material particulado
asociado a la generacién a partir de fuentes renovables variables [2]. Esto toma gran
importancia en el contexto nacional con miras hacia la descarbonizacién, pues un 29%
de las emisiones totales de gases de efecto invernadero provienen del sector de
generacion eléctrica [5].

e Bajo costo de inversidn: el cambio tecnoldgico ha llevado a los costos de inversién en
estas tecnologias a bajar considerablemente, y se proyectan en continuada caida como
se muestra en la subseccién 2.2.4.

¢ Independencia energética: al no depender de insumos como combustibles ni de la
condicién hidrolégica, que conforman las principales incertidumbres del sector de
generacion eléctrica, estas tecnologias de generacion entregan una mayor seguridad de
suministro al sistema.

e Bajo costo variable de generacion: los energéticos primarios (viento, sol) son de libre
explotacidn e inagotables, con lo que una vez instaladas las centrales de generacién
renovable variable, operan con costos variables muy cercanos a cero. Este hecho
también provee a la generacidon renovable variable un blindaje natural contra la
volatilidad de los precios de combustibles fésiles, que comprende uno de los principales
riesgos del sector eléctrico [2].

Esta ultima ventaja de la generacién renovable variable tiene una importante implicancia de
mercado, pues al tener un costo de operacién menor al de las tecnologias térmicas mas baratas,
desplaza a dichas unidades en el orden de mérito y reduce de esta forma el precio de equilibrio
del mercado mayorista de energia (mercado spot) [2]. Este efecto se ilustra en la siguiente
figura:
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Figura 12: Desplazamiento de unidades térmicas por parte de la generacion renovable variable de costo de
operacion nulo en el orden de mérito, lo que resulta en un nuevo precio de mercado menor cuando las ultimas
se encuentran en operacion [2]
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2.2.3. Penetracion y Competitividad Actual

Al cierre del afio 2016 el Sistema Eléctrico Nacional' contaba con 1457 [MW] instalados de
energia solar fotovoltaica y 1411 [MW] instalados de energia edlica terrestre, los que
representan un 6,8% y 6,6% respectivamente sobre la capacidad total instalada del sistema de
21302 [MW] [6]. La distribucién entre las demas tecnologias se muestra a continuacién:

Potencia Instalada 2016

Solar FV
Solar CSP
Biomasa
M Edlica Terrestre
B Geotérmica
M Carbdn
B GNL
W Diésel
W Hidro Embalse
B Hidro ERNC

W Hidro Pasada

H Otro

Figura 13: Capacidad instalada en el SEN al cierre de 2016 [6]

La dramdtica caida que han experimentado los costos de inversién en las tecnologias solar
fotovoltaica y edlica durante la ultima década han hecho que hoy la generacion renovable
variable se encuentre en su punto de maxima competitividad, como se ha podido evidenciar de
los resultados de licitaciones de suministro eléctrico a nivel mundial:

! Entendido como la unién de los sistemas SING y SIC, los cuales a la fecha ya se encuentran interconectados.
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Figura 14: Evolucidn de los precios promedio resultantes de licitaciones de suministro a nivel mundial entre 2010
y 2016 para generadores solares FV y edlicos [7]
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Figura 15: Evolucidn de los precios resultantes de licitaciones de suministro para energia solar FV por pais entre
2010y 2016 [7]
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Figura 16: Evolucién de los precios resultantes de licitaciones de suministro para energia edlica terrestre por pais
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Figura 17: Resultados destacados de precios resultantes de licitaciones de suministro adjudicadas en 2016 para
Chile y Peru [7]

De las figuras anteriores es posible observar el alto nivel de competitividad que han alcanzado
estos proyectos, con precios adjudicados que reflejan costos de desarrollo menores incluso a los
de centrales térmicas mads baratas, a pesar de los bajos factores de planta con los que cuentan
estas tecnologias [8].

2.2.4. Proyecciones a Futuro

La competitividad de las tecnologias de generacidn renovable variable se proyecta en aumento
a futuro, debido principalmente a la continuacidén de la caida de sus costos de inversion. Esta
caida se prevé mayor para las tecnologias solar fotovoltaica y de concentracion solar (CSP) que
para la energia edlica terrestre, pues esta Ultima se considera en un nivel de desarrollo cercano
al limite tecnoldgico [6]. A continuacidon se muestran las proyecciones de costos de inversion
para tecnologias solar y edlica emplazadas en Chile consideradas para el Proceso de
Planificacién Energética de Largo Plazo (PELP) del Ministerio de Energia [6]:
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Figura 18: Proyeccion a largo plazo para el costo de inversion de centrales solares fotovoltaicas [6]
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Figura 19: Proyeccion a largo plazo para el costo de inversion de centrales de concentracidn solar [6]
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Figura 20: Proyeccidn a largo plazo para el costo de inversion de centrales edlicas terrestres [6]
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Junto con la creciente competitividad que ofrecen estas tecnologias como opciones para la
matriz de generacidn, otro factor que favorece la penetracidén de generacidn renovable variable
en el SEN es el gran potencial disponible en el territorio nacional [9]. A continuacidn se muestra
una estimacion del potencial de recursos renovables disponibles a nivel nacional, destacandose
el enorme potencial de energia solar existente en el Norte Grande del pais:

Region Tecnologia Potencial [MW]
XV Geotermia 350
XV Hidro-Bombeo 300
XV Solar CSP Torre 6,551
XV Solar Fotovoltaica 71,235

| Geotermia 127

| Hidro-Bombeo 600

| Solar CSP Torre 120,341
| Solar Fotovoltaica 175,989
1l Edlica Terrestre 11,480
1 Geotermia 530

Il Hidro-Bombeo 300

1l Solar CSP Torre 353,425
1l Solar Fotovoltaica 445,930
1 Solar CSP Torre 29,146
1 Solar Fotovoltaica 126,125
\% Edlica Terrestre 512
\% Solar Fotovoltaica 11,235
1 Edlica Terrestre 60

\ Solar Fotovoltaica 1,831

XIlI_RM Pasada [>20 MW] 83

XIII_RM Solar Fotovoltaica 5,433
Vi Edlica Terrestre 82
VI Geotermia 200
Vi Pasada [>20 MW] 121
Vi Solar Fotovoltaica 341
\il Geotermia 290
Vil Pasada [>20 MW] 1,557
VI Edlica Terrestre 4,403
VIl Geotermia 99
Vil Pasada [>20 MW] 1,840
IX Edlica Terrestre 1,024
IX Geotermia 100
1X Pasada [>20 MW] 890

XIV Edlica Terrestre 3,323

XIV Pasada [>20 MW] 1,439
X Edlica Terrestre 15,661
X Pasada [>20 MW] 169

Tabla 1: Potencial disponible de recursos renovables aprovechables a nivel nacional por regiones [6] [9]
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Figura 21: Distribucion geografica del potencial disponible de recursos renovables aprovechables a nivel nacional

(61 9]

De esta forma, con costos de inversidn decrecientes y un gran potencial no explotado aun en el
territorio nacional, es de esperar una penetracion creciente de las tecnologias de generacidn
renovable variable en la matriz de generacién del SEN. A modo de referencia para el presente
trabajo, se visitan los resultados de las simulaciones de planificacién de la generacién a largo
plazo en el marco del proceso PELP del Ministerio de Energia. Particularmente, se escogio el
“Escenario E” simulado al considerarse el mas representativo de la prospectiva politico-
energética para el autor. Este escenario considera los siguientes supuestos prospectivos [6]:

e Proyectos de generacidon termoeléctrica enfrentan un mayor costo de inversidon debido a
oposicion ciudadana. Lo mismo ocurre para centrales hidrdulicas y edlicas desde la

region del Bio Bio hacia el sur.

e La proyeccion de demanda energética considerada considera una trayectoria de
crecimiento econdmico optimista, alta penetracién de vehiculos eléctricos y alta

electrificacion de sistemas de climatizacion en viviendas.

e Los costos de inversion de sistemas de almacenamiento en baterias decrecen

rapidamente.

e Se considera una valorizacién de las externalidad ambientales a un nivel mayor que lo

actual, con un crecimiento del impuesto al CO, pronunciado.
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Se consideran las trayectorias de costo de inversion “Bajo” para las tecnologias de
generacion renovable variable, mostradas en las figuras anteriores 13, 14 y 15.

Se consideran las trayectorias de precios de combustibles fésiles altos [6].

A continuacion se incluyen los resultados para la matriz de generacion proyectada a largo plazo
para el Sistema Eléctrico Nacional:
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Figura 22: Proyeccidn para la matriz de generacidn instalada a 2046 [6]
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Figura 23: Proyeccion para las adiciones a la matriz de generacion instalada a 2046 [6]
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Figura 24: Distribucion de la capacidad instalada proyectada a 2035 [6]
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2.3. Fuentes de Flexibilidad Operacional

La flexibilidad operacional de un sistema eléctrico de potencia se puede definir como su
habilidad para responder oportunamente, balanceando generacién y demanda, ante la
variabilidad e incertidumbres operacionales y econédmicas de corto plazo que puedan estresarlo
técnicamente o afectar sus costos de manera considerable [13]. De esta forma, ante la
variabilidad e incertidumbre inherente de la demanda eléctrica discutida en 2.1,
tradicionalmente se asocia la flexibilidad operacional de un sistema con la disponibilidad de
generacién despachable que pueda ser activable y adaptable rdpidamente a fin de responder a
los cambios de consumo en distintas escalas de tiempo [2].

Sin embargo, como se discutié en 2.2.1, la integracién de generacién renovable variable en la
ultima década introduce un grado creciente de variabilidad e incertidumbre en el dominio de
generacion, resultando en niveles de variabilidad e incertidumbre netos sin precedentes. Este
desafio mayor llama a entender la flexibilidad operacional de manera mas amplia, identificando
distintas fuentes y recursos que pueden brindar la capacidad al sistema eléctrico de adaptar sus
patrones de generacién y consumo a fin de mantener un suministro continuo, seguro y costo
eficiente en escenarios de alta penetracidn de generacién renovable variable. Asi, la flexibilidad
del sistema se posiciona como el desafio clave para la integracién de la generacién renovable
variable [2]. A continuacion se presentan las cuatro fuentes principales de flexibilidad
operacional a explorar en lo que sigue de esta subseccidn:

Gestiondela
A Demanda e
I Integracion de
Sustentable ' Sistemas Energéticos
Operacion Ciclicade | I Interconexiones
Generat_f:lon _> SEP < | Internacionales
Convencional Flexible
Generacion Flexible Eficiente Confiable 1
| - Sistemas de
ll'-
%/\/ Almacenamiento

Gestion y redistribucion de
excesos de potencia

Figura 25: Principales fuentes de flexibilidad operacional. Elaboracion propia a partir de [14]
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2.3.1. Operacion Ciclica de Generacion Convencional

La fuente de flexibilidad de mayor presencia y antigliedad a la fecha en los sistemas eléctricos
alrededor del mundo corresponde a la operacion ciclica o cycling de unidades generadoras
convencionales despachables. Este régimen de operacidon consiste en la modificacion de la
consigna de potencia de una unidad generadora mediante variaciones continuas de su
generacion hacia niveles mayores o menores de potencia (ramping up/down) o bien el
encendido y apagado de la instalacién [15].

En general los sistemas eléctricos siempre han contado con centrales de generacién
convencionales que describan regimenes ciclicos de operacidn, tanto como para suplir las altos
requerimientos de rampa hacia la demanda de punta, como para fines de regulacion de
frecuencia [16]. Las centrales aptas para dicha operacion mas flexible corresponden
generalmente a hidroeléctricas de embalse, turbinas de gas, generadores de combustion
interna y en algunos casos centrales de ciclo combinado. A continuacion se ilustra lo anterior:

12000 = —

ol RESERVE CAPACITY .- *~
T HYDRO PEAK

8000 1

Fossil
6000 Peak-load

4000 NUCLEAR
2000 HYDRO BASE-LOAD

Figura 26: Perfiles de generacidn para distintas tecnologias resultantes de un despacho econémico diario
genérico. Eje ordenado corresponde a generacién instantanea en [MW], eje abciso corresponde a las horas de un
dia [17]

De la figura anterior es posible observar como en un sistema sin generacion renovable variable,
el contar con una relativamente pequefia capacidad de generacién apta para operar de manera
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ciclica en algunas horas del dia es suficiente para otorgarle al sistema un nivel adecuado de
flexibilidad operacional. Sin embargo, en un escenario con considerable generacién renovable
variable, las tecnologias despachables como las mostradas en la figura 26 deben enfrentar
perfiles de demanda neta con un nivel de variabilidad considerablemente mayor (similares a los
visitados en las figuras 21, 22 y 23).

De esta forma, la penetracién de generacidn renovable variable exacerba el requerimiento por
operacion ciclica de las unidades convencionales despachables, obligando incluso a centrales
que fueron disefiadas para operar sirviendo a la demanda de base o intermedia a describir un
nivel de cycling importante. Este ha sido el caso de varias centrales de ciclo combinado, las que
han visto modificado radicalmente su régimen de operacion debido al desarrollo de la
generaciéon renovable variable en la ultima década en los sistemas donde operan [16]. A
continuacion se muestra un ejemplo de lo anterior:
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|
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Figura 27: Comparacion entre los perfiles de generacion intradiarios para una misma central CCGT italiana en
2005y 2012 [16]

La hidroelectricidad de embalse corresponde a una de las tecnologias con mayor capacidad de
operacion ciclica y ha sido protagonista en proveer flexibilidad operacional al SIC en su
desarrollo. Bajo escenarios de hidrologia favorable que permitan un alto nivel de disponibilidad
de operacién de estas centrales, la hidroelectricidad despachable continuard siendo de gran
relevancia para brindar flexibilidad al futuro Sistema Eléctrico Nacional. Sin embargo, ante la
lejania de estas instalaciones respecto del gran potencial solar en torno al actual SING, junto al
incierto futuro del desarrollo de nuevos proyectos de gran hidroelectricidad en Chile atribuible a
la significativa oposicién ciudadana hacia ellos evidenciada en los ultimos afos y a la
incertidumbre del recurso hidrico debido al cambio climatico, el presente trabajo se enfoca en
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el estudio de las centrales termoeléctricas como tecnologias de generacién despachable
flexible.

(1) Tipos de Centrales Térmicas

(a) Turbinas de Vapor (TV)

La tecnologia que agrupa la mayor cantidad de tipos de centrales térmicas en términos de
energético primario corresponde a las turbinas de vapor o unidades de ciclo de Rankine. Este
ciclo termodinamico consiste en la conversion de calor en trabajo, normalmente a través del
turbinado de vapor de agua, que luego tracciona un generador sincrénico para la produccién de
potencia eléctrica.

El calor para producir el vapor de agua puede provenir de variadas fuentes, siendo las
principales la combustion de carbon, fuel oil, biomasa y el calor producido por las reacciones en
cadena de fision nuclear. Otras fuentes menos convencionales a tomar en consideracion
corresponden al fluido proveniente de pozos geotérmicos y a la energia caldrica del sol. De esta
forma, las centrales geotérmicas y de concentracidn solar de potencia también componen la
familia de centrales térmicas de turbina de vapor, en adelante referidas simplemente como
centrales TV [2] [18]. A continuacidn se ilustra el funcionamiento general de una central TV:

River

Figura 28: Esquema de procesos para una central TV o de ciclo de Rankine a partir de carbon [18]
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En cuanto a las centrales geotérmicas, existen tres tecnologias principales: de vapor seco,
binarias y flash. Estas ultimas corresponden al tipo de central geotérmica con mayor
penetracién mundial a la fecha, y su funcionamiento consiste en el bombeo de fluido
geotérmico de alta presidn hacia un tanque en la superficie que se encuentra a un nivel de
presion mucho menor. Este proceso lleva a que parte del fluido geotérmico se evapore
rapidamente para luego ser turbinado, dandole el nombre “flash” al esquema de explotacién
del recurso [19]. A continuacidn se ilustra el funcionamiento de este tipo de central geotérmica:

Flash Steam Power Plant

Flash , Load
tank Turbine Generator

Production
well

Figura 29: Esquema de procesos para una central TV geotérmica de tipo flash [19]

Al comportarse practicamente como una central TV a carbdén u otro combustible fésil, las
centrales geotérmicas combinan la capacidad de ser despachables con la bondad de ser no
contaminantes. Asi, si bien actualmente estas centrales cumplirian el rol de operar en carga
base por su bajo costo de operacion, en una matriz futura totalmente descarbonizada la
agregacion de varias centrales geotérmicas podrian proveer considerable flexibilidad al sistema.

Por su parte, las centrales de concentracidn solar de potencia, en adelante CSP, aprovechan la
energia caldrica proveniente del sol para calentar fluidos de alto calor especifico que luego
permitan producir vapor de agua para traccionar la turbina de vapor. Una caracteristica a
destacar de esta tecnologia es que al almacenar la energia solar en fluidos a altas temperaturas,
la generacion de energia eléctrica puede ser efectuada horas después que la energia solar haya
sido capturada. Es decir, una central CSP puede inyectar energia proveniente del sol al sistema
durante la noche [10]. A continuacion se ilustra el funcionamiento de este tipo de central:
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. Steam Condenser . 4
-

Figura 30: Esquema de procesos para una central TV CSP [10]

(b) Turbinas de Gas de Ciclo Abierto (TGCA)

Otro tipo de turbina corresponde a las turbinas de gas, en adelante referidas simplemente como
TG. Al esquema mas sencillo de generacion de energia eléctrica a través de TG se le denomina
de ciclo abierto, en adelante TGCA. Dicho esquema consiste en la traccién de una turbina a
través del trabajo producido por la combustién de gas natural, diesel, entre otros combustibles
fosiles de alta densidad energética [18]. A continuacidn se ilustra el funcionamiento general de
una central TGCA:

) Exhaust
il Air Turbine

Storage Intake  Compressor

i Transformer
Combustion

Chambers Generator

Matural
Gas Line

Figura 31: Esquema de procesos para una central TGCA a partir de gas natural y/o diesel [18]

Un tipo de central térmica que no cabe dentro de la clasificacién de TGCA pero que cuenta con
practicamente el mismo principio de funcionamiento que ellas corresponde a las centrales de
combustién interna alternante o reciprocating engines. En este tipo de unidades de generacion,
existe un motor de combustion interna con varios cilindros o cdmaras de combustién, tal como
los que se encuentran en un automovil, el que tracciona un generador sincrénico a partir de la
combustién de diesel u otros derivados del petréleo.
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(c) Turbinas de Gas de Ciclo Combinado (TGCC)

Un esquema que combina las TV y TG a fin de lograr mayor eficiencia del proceso de generacién
de energia eléctrica a partir de la combustidn de gas, diesel u otros combustibles corresponde a
las centrales a gas de ciclo combinado, en adelante referidas simplemente como TGCC. En este
esquema, los gases de escape del proceso de combustion de ciclo abierto, que se encuentran a
alta temperatura, son aprovechados para calentar agua y producir vapor que traccione a una TV
ubicada en la misma central. Luego, la generacion eléctrica neta de una central TGCC sera
aquella producida por los dos generadores sincréonicos traccionados por la TG y TV
respectivamente, logrando que la eficiencia de la central como sistema sea mayor a la de una
TGCA [18]. A continuacidn se ilustra el funcionamiento general de una central TGCC:

Flue gas
Low pressure steam T

Electricity Cooling water i

Generator 3 Condenser

Steam turbine

High pressure steam

E Ie(:ﬂ'lmly Gas turbine

f
=

LN

Generator

Heat recovery
’ steam generator

Figura 32: Esquema de procesos para una central TGCC a partir de gas natural [18]

(2) Prestaciones Técnicas para Brindar Flexibilidad

Una central de generacién, en particular una unidad térmica, puede brindar cierto nivel de
flexibilidad como fraccion de su capacidad instalada proporcional a:
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e El rango de niveles de operacidn o generacion distintos en que puede operar con
normalidad.

e La rapidez con que pueda modificar su nivel de operacién o generacién entre aquellos
niveles factibles.

e La rapidez con que pueda comenzar o cesar de inyectar potencia eléctrica al sistema
desde el momento en que se le despacha o solicita [2].

De esta forma, es posible identificar tres caracteristicas o parametros principales que brindan a
las centrales térmicas una determinada capacidad para operar en régimen ciclico y asi aportar
flexibilidad al sistema eléctrico.

(a) Rango de Operacion

El rango de operacion de una unidad corresponde a la diferencia entre el limite superior e
inferior de potencia eléctrica instantdanea que puede generar sin comprometer la integridad de
sus componentes. Estos limites son conocidos como el maximo y minimo técnico de la central
respectivamente. De esta forma, el rango de operacién suele caracterizarse como el porcentaje
gue representa el minimo técnico respecto del maximo técnico, referido comunmente como
turndown. Asi, una central con mayor rango de operacién admite un mayor rango de despachos
factibles, con lo que aporta mayor flexibilidad al sistema [18]. A continuacién se ilustra
graficamente esta caracteristica:

Power .l

Pmax

Turndown ,

Pmin

>
Time

Figura 33: Definicion del rango de operacion o turndown de una central [18]
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(b) Capacidad de Rampa

La capacidad de rampa, tasa de toma de carga o ramp rate se refiere al gradiente maximo de
control con el que la unidad generadora es capaz de variar su inyeccién de potencia eléctrica al
sistema entre los distintos niveles dentro de su rango de operacién [18]. Describe, asi, la
velocidad maxima con la que la central puede ser redespachada a un nuevo nivel (mayor o
menor) de potencia generada. De esta forma, una unidad generadora ofrecerd mayor
flexibilidad al sistema conforme cuente con una capacidad de rampa mayor. A continuacién se
ilustra graficamente esta caracteristica:

Power &

Pmax

Pmin

Time

Figura 34: Definicion de la capacidad de rampa o ramp rate de una central [18]

(c) Tiempos de Encendido y Apagado

En cuanto a los tiempos de encendido y apagado de las unidades generadoras, es posible
identificar dos restricciones principales. La primera tiene que ver con los tiempos minimos que
una central debe permanecer operando luego de un encendido o permanecer fuera de
operacion luego de un apagado, a fin de no comprometer la integridad de sus componentes.
Estos tiempos se conocen también como minimum up time y minimum down time [18].

Por otro lado, se encuentra el tiempo que toman los procesos previos que se deben efectuar en
una central térmica para pasar del estado “lista para partir” (i.e. luego de haber transcurrido el
minimum down time) al estado en que se encuentra sincronizada al sistema eléctrico e
inyectando su potencia minima o minimo técnico. El tiempo que toma la transicién entre esos
estados se denomina tiempo de encendido o start-up time. Luego, una vez operando a minimo
técnico, la unidad es capaz de ajustar su consigna de generacién a cierto nivel a la tasa que le
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permite su capacidad de rampa [18]. Para el caso del tiempo de apagado o shut-down time, la
definicién es andloga.

De esta forma, mientras menores sean estos tiempos, mayor flexibilidad proveera cierta central
térmica al sistema. A continuacidn se muestran los procesos de encendido para los distintos
tipos de central térmica:

Boiler
puUrging Load increaseto Py,

Preparation Run-up i
P T : ST LOAD

3000rpm .
i / / | STSPEED

time
STEAM START ST BYPASS
IGNITION
START TAKE OVER 2M0, 3R0COAL VALVES CLOSED
REQUESTED OILBURNERS ML
START START SYNCHRO SHUTDOWN

15T COAL MILL

1D/ FD FANS QILBURNERS

Figura 35: Proceso de encendido para centrales TV a carbén [18]

34



Preparationi Run-up

P.in (GT+ST) + _

i HRSG Load increase to P
purging

|

min

3000rpm ' ST SPEED

! STLOAD
ﬁ H H -
START IGNITION STEAM STBYPASS

REQUESTED TAKE OVER VALVES CLOSED

ST
et GT SYNCHRO
SPEED-UP SYNCHRO

Figura 36: Proceso de encendido para centrales TGCC [18]
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Figura 37: Proceso de encendido para centrales TGCA [18]

La duracion del subproceso de preparacién expuesto en las figuras 35, 36 y 37 depende
fuertemente del estado fisico en que se encuentran los componentes principales de las
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unidades como la caldera y turbina, particularmente en términos de presidén y temperatura. De
esta forma, centrales que permanezcan un menor tiempo fuera de operacion mantendran parte
de la temperatura y presidon necesaria para volver a operar, con lo que describirdn procesos de
encendido mas cortos que otras centrales cuya presidn y temperatura hayan decaido en mayor
medida [18].

Asi, normalmente se definen tres estados previos para caracterizar los encendidos de centrales
térmicas en funcién del tiempo que permanecen fuera de operacion: partida en frio, tibio y
caliente (i.e. cold, warm y hot start-up). La convencién usada por la empresa de generacion
eléctrica Engie en Europa corresponde a la siguiente:

e (Cold start-up: 72 [h] transcurridas o mds desde el apagado.

e  Warm start-up: entre 12 [h] y 72 [h] transcurridas desde el apagado.

e Hot start-up: 12 [h] transcurridas o menos desde el apagado para TGCC, 8 [h] para TV
[18].

A continuacién se muestra el impacto que puede tener el estado fisico de los componentes de
una central en la duracién del subproceso de preparacion:

Typical preparation times for a CCGT

14:00

- -

10:00
S B:OC
@ /00
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400

00 | I
0:00 I
Hot start-up, Hot start-up, Cold start-up Cold start-up,
vacuum kept in the vacuum not kept in the after a boiler overhaul

conganser congensar (boiler dry)

Figura 38: Tiempos de preparacion tipicos para centrales TGCC en distintas condiciones [18]
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(3) Comparacion entre Tecnologias

A continuacidn se muestra una tabla comparativa para las tres prestaciones técnicas principales
para brindar flexibilidad entre distintas tecnologias de generacion térmica y otras:

et Mini stafn'e— output qunp rx_zrg- Lead rfr'ne_.

= {9a) {%,/min) warm (k)

Reservoir hydro 56" 15-25 =01

Solid biomass SwEE LEEw JwEw

Firm RE Biogas JEEE _wEw e
Solar CSE/STE! 20-30 48 Jaxrer

Ceothermal 10-20 5-6 1-2

Combustion engine bank CC 0 10-100 0.10.16

Gas CCGT inflexible 40-50 0.86 24

Gas CCGT flexible 15-30* *=** &15 1-2

Gas OCGT 030 7-30 0.1-1

Dispatchable ~ Steam turbine (gas/oil) 10-50 067 14
on-RE Coal inflexible 4060 064 57
Coal flexible 2040 48 2-5

Lignite 4060 0.6-6 28

Muclear inflexible JopsErEes Qrrenes natErEes

Muclear flexible 40-60* =+ > 035 nar*rrrr

Notes: CC = combined cycle; CSP = concentrated solar power, STE = solar thermal energy; na = non applicable. The table refers to typical
characteristics of existing generation plants; specific arrangements, especially in new-build flexible coal, lignite and nuclear power plants
may increase generation flexibility; operational and environmental constraints can have a significant impact on how much of this technical
flexibility is actually available.

! With storage.
** Environmental and other constraints can have a significant impact on the availability of this flexibility.
*** Solid biomass and biogas can be combusted in plants that have the characteristics of coal and gas plants. Data on solid biomass
and biogas is thus included in those on coal and gas plants.
**** If thermal storage is not fully available, lead time can be considerably higher.
wwx*w 15084 is reached by plants with steam cycle bypass at reduced efficiency.
wwEwe* Seryrity regulations may prohibit nuclear from changing output. Reported startup times are two hours from hot state to two days.

Tabla 2: Comparacion de prestaciones técnicas entre distintas tecnologias de generacion eléctrica [2]

De la figura anterior es posible notar que las centrales de embalse, TGCA y a combustion interna

cuentan con las mejores prestaciones para operar en régimen ciclico. Por su parte, el aumento

de eficiencia que brindan las centrales TGCC respecto de las TGCA implica un considerable trade

off en las caracteristicas de flexibilidad. De esta forma, es facil ver como las TG se presentan

como un buen complemento para la generacién renovable variable, dada sus buenas
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prestaciones para aportar flexibilidad al sistema, costos de operacion moderados y menores
emisiones contaminantes comparado con centrales TV a carbon [20].

Sin embargo, con miras hacia una matriz de generacidon descarbonizada a futuro, es probable
que la intensidad de emisiones de incluso las centrales TGCC mas eficientes y modernas no
cumplan con los estandares para una tasa de descarbonizacion considerable. Asi, resulta
interesante notar de la figura anterior que la geotermia y la generacién mediante CSP, ambas
tecnologias que se proyectan en desarrollo hacia el mediano y largo plazo en Chile [6], ponderan
bastante bien en las tres caracteristicas de flexibilidad. Considerando que la geotermia no
cuenta con la incertidumbre propia de la disponibilidad del recurso solar, conforma una fuente
de energia renovable no convencional muy firme, que podria convertirse en la central térmica
flexible del futuro.

(4) Costos Asociados

La operacion ciclica de las centrales de generacidn térmica, manifestada principalmente en una
mayor tasa de partidas y detenciones, junto a una operacién en seguimiento de carga o régimen
de ramping mas frecuente, favorece la ocurrencia fendmenos técnicos indeseables para estas
centrales. Estos fendmenos conllevan a su vez a una serie de implicancias de sobrecostos o
riesgos econdmicos principales para los propietarios de estas instalaciones, los que se resumen
a continuacioén:

Partidas / Seguimiento de Maniobras requeridas
r Detenciones carga/Ramping | por la operacion ciclica
\ /

R Implicancias técnicas

de la operacion ciclica

Operacion a carga Desgaste de
parcial componentes

Menor \’
= Falla de
rendimiento
térmico componentes
\ \ \/
y
2 Menores ventas Mayor tasa de Reemplazo de Inspeccion
—> n::%‘::n‘:::;‘i‘:;: Mae‘::{s?;:eelsde fisicas de indisponibilidad componentes mayor mas Menor vida util
energia forzada mas frecuente frecuente
Sobrecosto variable  Sobrecosto variable i i Sobrecosto de Sobrecosto variable  Adelantamiento de
- o Menores ingresos ~ Menores ingresos ) oo - o
de operacion de operacion capital de mantenimiento reinversion

Implicancias econémicas de la operacion ciclica

Figura 39: Implicancias técnicas y econdmicas principales de la operacion ciclica de centrales térmicas.
Elaboracidn propia a partir de [15] [21] [22] [23] [24] [25]
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(a) Sobrecostos Variables de Operacion:

El primer sobrecosto expuesto en la figura anterior, que experimentan los actores en
generacion térmica debido al aumento del cycling de sus instalaciones, corresponde al de mayor
consumo de combustible. Un mayor consumo de combustible tiene como consecuencia
inmediata un aumento en el costo por emisiones de gases de efecto invernadero al ambiente,
segln las distintas regulaciones referentes a impuestos verdes que puedan existir en un
mercado. Este aumento en la intensidad de consumo de combustible proviene de dos hechos
principales [21] [23] [24].

El primero corresponde directamente al combustible que es necesario consumir en cada
encendido de la central previo a la sincronizacion con el sistema eléctrico, a fin de llevar la
temperatura de la caldera a su nivel minimo de operacidn. Este consumo crece a medida que la
central pasa mas tiempo fuera de operacién, con lo que el sobrecosto de combustible para una
cold start-up es considerablemente mayor que para una hot start-up [18] [21] [22] [23] [24]. A
continuacion se ilustra lo anterior:
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Figura 40: Curvas tendenciales de consumo de combustible y tiempo de encendido para una central TGCC [18]
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Cabe destacar que existe otro costo directo asociado a los encendidos de la central, que
contempla la potencia eléctrica necesaria para energizar los sistemas auxiliares y otros insumos
como quimicos, aditivos y agua. Sin embargo, dicho costo es considerablemente menor al de
combustible por concepto de encendido, particularmente para el caso de las TG, con lo que no
se exponen en la figura 39 [22].

El segundo factor que incide en un mayor consumo de combustible para las centrales durante
su operaciéon normal tiene que ver con el menor rendimiento térmico o eficiencia que esta
puede experimentar. Como muestra la figura 39, existen dos fendmenos principales que
favorecen una pérdida de eficiencia del sistema de generacion eléctrica: la operacién de la
unidad a carga parcial y el desgaste de componentes de la misma, ambos exacerbados por la
operacion ciclica de las centrales térmicas [15] [21] [23] [24]. A continuacidn se muestra la caida
de eficiencia en funcion del nivel de carga en que se opera cada tipo de central térmica:
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Figura 41: Eficiencia relativa en funcién del factor de carga para distintos tipos de central térmica [15]

(b)Riesgo a Percibir Menores Ingresos

Otra consecuencia de la operacidon a carga parcial es que compromete los ingresos de los
actores en generacidn térmica por concepto de ventas fisicas de energia al sistema eléctrico. Al
exigirseles un mayor nivel de operacién ciclica con la integracion de la generacién renovable
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variable, la operacion a carga parcial serd mas frecuente, reduciendo el factor de planta real de
las unidades [16]. A continuacidn se muestra como se correlaciona la reduccién de la operacidn
a plena carga de una central con el aumento en su tasa de encendidos, o en otras palabras,
como se correlaciona la disminucion de ventas fisicas con el aumento del cycling:
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Figura 42: Evolucidn de las horas de operacidn a plena carga y tasas de encendido anuales para una misma
central TGCC italiana [16]

Dentro de los riesgos a percibir menores ingresos por concepto de ventas de energia producto
del aumento de la ciclicidad en la operacion de las centrales, también se puede identificar un
aumento en la tasa de indisponibilidad forzada que pueda ocurrir producto de fallas mas
frecuentes en la instalacion. Como se menciond anteriormente y muestra la figura 39, el
desgaste de componentes principales de una central térmica se ve favorecido por la operacién
ciclica de la misma [21] [22] [24].

Este desgaste se debe a los rapidos cambios de presidn y temperatura que experimenta la
unidad durante los encendidos, apagados y las variaciones de carga o regimenes de ramping
importantes. Estas maniobras generan estrés térmico y de presién inevitable en los
componentes principales de la central, deteriordndolos a través de mecanismos como la
erosién, corrosion, fatiga de material y deformacion por fluencia lenta [21] [22] [24]. Mientras
mayores sean las transiciones entre niveles de temperatura, el dafio causado por las maniobras
de cycling serd mayor, como se ilustra a continuacion:
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Figura 43: Intensidad del dafio a componentes de una central térmica segun la magnitud de la variacién de
temperatura propia de las distintas maniobras de cycling [21]

Estos dafios y desgastes eventualmente se traducen en fallas de componentes principales o
inspeccién mayor de los mismos, obligando a la central a salir de servicio y aumentando asi su
tasa de indisponibilidad forzada equivalente o EFOR por sus siglas en inglés. Esto, al igual que la
operacion a carga parcial, reduce el factor de planta real de una unidad, comprometiendo los
ingresos de sus propietarios [21] [22] [24]. A continuacién se muestra la correlacién entre el
cycling de una central y su tasa de indisponibilidad forzada equivalente, cuyo desfase disminuye
a medida que avanza la vida util de la instalacién:
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Figura 44: Efecto del la operacion ciclica en la tasa de indisponibilidad forzada equivalente [22]
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Cabe destacar que este riesgo es mayor para aquellas centrales que no han sido disefiadas para
operar en régimen ciclico, sino que para operar como generacion de base. Este es el caso de las
centrales TV a carbéon y TGCC mas antiguas, donde varios propietarios han optado por invertir
en renovaciones para mitigar este efecto y hacer sus unidades generadoras mas aptas para el
cycling [21]. A continuacidn se muestran distintas trayectorias que pueden describir las
centrales térmicas en cuanto al riesgo de indisponibilidad forzada para distintos escenarios:

= 600 MW Baseloaded
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Figura 45: Impacto de la operaciodn ciclica en la tasa de indisponibilidad forzada equivalente para distintos
escenarios [21]

(c) Sobrecostos Debidos a Daiios

Las fallas de componentes principales se traducen a su vez en sobrecostos de capital, en los que
los propietarios de las instalaciones deberan incurrir para adquirir nuevos activos que
reemplacen aquellas partes que se retiran de servicio. Este se identifica como el primer
sobrecosto debido a dafos a raiz de la operacién ciclica, como se identifica en la figura 39 [21]
[22] [24].

En segundo lugar, se encuentran los sobrecostos variables de mantenimiento, que contienen
principalmente el costo de realizar inspecciones de caracter mayor mas frecuentemente en las
instalaciones de la central. Estas inspecciones mayores o major overhaul inspections,
corresponden a el hito principal de los contratos de mantenimiento de largo plazo (LTSAs) que
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sostienen los propietarios de centrales de generacion con los fabricantes o proveedores de
equipamiento original (OEMs), cuyo costo puede variar entre los 20 y 60 [MMUSD] [21] [22] [23]
[24].

Normalmente, los LTSAs definen la activacién de dichas inspecciones mayores a partir de las
denominadas curvas MIF (Maintenance Interval Function), que imponen una frontera para la
combinacién entre nimero de encendidos y horas totales de operacién de una central. Pasado
esta condiciéon de frontera, los fabricantes proceden a efectuar la inspeccién mayor, incurriendo
en un alto costo de mantenimiento sumado al alto costo de oportunidad de no operar la central
al mantenerla fuera de servicio durante la revisién [23]. A continuacidén se muestran algunas de
las opciones para curvas MIF que usan distintos fabricantes para activar las inspecciones
mayores:
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Figura 46: Distintas opciones para curvas MIF segun distintos OEMs [23]

De esta forma, es posible ver de la figura anterior que distintos fabricantes emplearan alguna de
las distintas opciones dependiendo de como estimen conveniente cuantificar el dafo en cierta
central. Asi, la opcién A considera la tasa de encendidos de una central como un factor
independiente a las horas totales de operacién, mientras que la opcidn B penaliza los
encendidos linealmente en términos de horas de operacidn. Asi, una curva MIF lineal como la
ilustrada por la opcién B, refleja como la operacién en régimen ciclico de centrales térmicas
lleva a inspecciones mayores mas frecuentes, resultando en mayores costos de mantenimiento
variable [23] [25].

Por ultimo, el desgaste de componentes y dafios acumulados en las instalaciones se traduce en
una menor vida util en general para la central. Esto implica que los propietarios deberan
adelantar la inyeccion de CAPEX adicional para continuar con la operacion de la central debido
al creciente régimen de operacion ciclica que experimentara la misma [22].
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2.3.2. Gestion de la Demanda e Integracion de Sistemas Energéticos

Como se mencioné anteriormente, tradicionalmente el problema de la flexibilidad operacional
se enfrenta desde el dominio de la generacién eléctrica, como respuesta a la variabilidad e
incertidumbre proveniente desde el dominio de la demanda, carga o consumo. Sin embargo, en
la realidad de los sistemas eléctricos con alta penetracién de generacién variable, es posible
invertir los roles y asi buscar maneras de enfrentar el problema de la variabilidad e
incertidumbre de dicho tipo de generacién desde acciones que se tomen desde la carga.

Estas acciones se enmarcan en lo que se denomina gestion de la demanda o demand response,
gue conforma una de las primeras y principales manifestaciones de la integracién de sistemas
energéticos o ESI por sus siglas en inglés. ESI conforma una visidon de futuro en la que existiria
cierto nivel de coordinacion entre los distintos sistemas energéticos (eléctrico, térmico, de
hidrocarburos, entre otros) y otras redes que involucran infraestructura de gran escala (red
sanitaria, de transportes, de telecomunicaciones). Un esquema tal propone avanzar hacia la
operacion integrada o conjunta de dichos sistemas a fin de proveer la flexibilidad deseada al
sistema eléctrico a través del potencial de manejar la oferta y demanda de energia entre
distintas formas de energia y redes [16].

La proliferaciéon de la generacién distribuida residencial, junto a la creciente electrificacion de
los sistemas de climatizacion y el transporte, son factores que favorecen el potencial de
aprovechamiento de la demanda como fuente de flexibilidad operacional. De esta forma,
proveer sefiales econdmicas a los consumidores de energia eléctrica para adaptar sus patrones
de consumo a la generacién variable se presenta como una opcidn interesante a futuro [2] [6].

Una de las principales restricciones a vencer para la aplicacién de la gestion de la demanda,
corresponde al despliegue masivo de medidores eléctricos inteligentes, que son la pieza clave
de infraestructura que permitiran a los consumidores residenciales asumir un rol activo en dicho
esquema. En Chile se estd bastante lejos en este sentido, con miras a pensar en la gestidn de la
demanda como una fuente considerable de flexibilidad operacional en términos de volimen de
potencia. Un indicador de esto corresponden a las proyecciones de generacién eléctrica a partir
del despliegue de generadores residenciales a futuro:
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Figura 47: Proyeccidn para la generacion de energia eléctrica a partir de generadores distribuidos residenciales
en Chile [6]

El nivel maximo proyectado para la generacién en 2046 en el escenario optimista mostrado en
la figura anterior corresponde a apenas un 0,4% de la generacién total de los dos sistemas
interconectados nacionales combinados en 2016 [6]. Asi, la generacién distribuida residencial se
proyecta con baja incidencia en términos sistémicos. Siendo este el principal camino hacia la
participacidon activa de un consumidor ante incentivos para la gestiéon de la demanda, se podria
decir que sin disrupciones importantes en este mercado, la participacion de la demanda
residencial como fuente de flexibilidad operacional se encuentra lejos de jugar un rol
considerable. Por otro lado, esquemas de gestion de la demanda para grandes clientes libres
como instalaciones mineras, entre otras, pueden resultar prometedores en términos de
volumen de flexibilidad que pudieran aportar.
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2.3.3. Interconexiones Internacionales

Una tercera fuente de flexibilidad operacional corresponde a las exportaciones e importaciones
de energia eléctrica que puedan ocurrir entre dos o0 mas sistemas interconectados que cuenten
con enlaces internacionales o interregionales entre ellos. El intercambio internacional de
electricidad permite aprovechar complementariedades energéticas entre distintas zonas,
regiones o paises, junto con proveer estabilidad a los sistemas eléctricos.

De esta forma, un sistema interconectado puede exportar potenciales excesos de generacion
variable a ciertas horas. Por otro lado, el mismo sistema puede importar generacién en
momentos en que el recurso renovable se encuentre menos disponible, supliéndolo a un costo
que puede ser menor al de despachar unidades térmicas mds costosas para proveer aquella
flexibilidad. Un esquema tal esta bastante desarrollado en Europa, donde existen multiples
enlaces internacionales en operacion a la fecha, como se muestra a continuacioén:

Lines

= 750kV = 500kV = 330-400kV
300-330kV 7 0kY

= 132-150kV m 170kY = D

Figura 48: Redes eléctricas interconectadas en Europa [26]
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Para el caso de Chile, se destaca una futura interconexién internacional con el sistema
interconectado peruano, al existir gran complementariedad hidroldgica entre estos paises y
diferencia en el huso horario. A continuacidn se muestra una proyeccion de potenciales enlaces
internacionales a desplegarse a futuro en el pais:

Barra A Barra B Capacidad linea [MW] Capacidad limitada [MW] | Fecha prevista de entrada
Parinacota Los Héroes (Peru) 200 50 2023
Kimal Montalvo (Perd) 1000 100 2028
Andes Cobos (Argentina) 600 50 Existente
Pan de Azicar MNueva San Juan (Argent 1000 50 2027
Punta Colorada (Argentina) 1000 50 2025
Los Almendros (Argentina) 1000 50 2040

Tabla 3: Enlaces internacionales considerados a futuro en la PELP entre el SEN y los sistemas eléctricos peruano y
argentino [6]

De esta forma, las interconexiones internacionales podrian proliferar hacia el largo plazo,
convirtiéndose en un camino complementario para proveer la flexibilidad operacional que
requerird el sistema. Sin embargo, en términos de volumen de flexibilidad existe una amplia
diferencia entre las posibilidades de redistribucion de potencia en una red con el nivel de
interconexion de la europea respecto de una futura red interconectada entre Chile y sus paises
vecinos.

Por otro lado, cabe mencionar que interconexiones de sistemas eléctricos dentro de un mismo
pais también pueden proveer flexibilidad operacional y seguridad al sistema. Este es el caso de
la reciente interconexidn SIC-SING para conformar el Sistema Eléctrico Nacional en Chile. Junto
con este hito, podrian darse nuevas interconexiones dentro del territorio nacional con otros
sistemas eléctricos medianos, como el caso de los Sistemas Medianos de Aysén y Magallanes.
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2.3.4. Sistemas de Almacenamiento

La cuarta y ultima fuente de flexibilidad operacional corresponde a la gestién de energia
eléctrica mediante su acumulacién en sistemas de almacenamiento para su posterior
aprovechamiento. Contar con sistemas tales, que permitan al sistema decidir cuando almacenar
y cuando liberar energia en y desde una cierta instalacién, comienza a distanciar lentamente a
los sistemas eléctricos de su restriccién fundamental visitada en 2.1 referente a su imposibilidad
de almacenar energia de manera masiva.

Si bien el equilibrio en tiempo real de oferta y demanda es un desafio que siempre deberan
enfrentar los sistemas eléctricos debido a la ya discutida variabilidad e incertidumbre existente
en los mismos, la posibilidad de gestionar incluso una pequefia parte de la potencia que por él
se transmite puede significar un gran alivio para su operacion.

(1) Principales Tecnologias

Existen una seria de tecnologias de almacenamiento, que se pueden clasificar segin la forma en
gue guardan la misma, de las que se pueden distinguir [27]:

e Almacenamiento en energia eléctrica.
e Almacenamiento en energia térmica.
e Almacenamiento en energia mecanica (potencial y cinética).

e Almacenamiento en energia quimica.

Dos tecnologias interesantes a visitar en el contexto de sistemas de almacenamiento como
recursos de flexibilidad operacional, pertenecen a las ultimas dos familias anteriores.

(a) Centrales Hidroeléctricas de Bombeo

Al igual que en una central hidroeléctrica de embalse, en una central hidroeléctrica de bombeo
la energia se almacena en forma de energia potencial al contar con un volumen de agua a un
nivel de elevacion considerable respecto de la elevacién de la turbina que tracciona al
generador. De esta forma, es posible liberar la energia abriendo las valvulas para turbinar el
agua almacenada, fluyendo esta hacia un reservorio ubicado a una elevacién menor [27].
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A diferencia de las centrales de embalse convencionales, esta instalacion cuenta con la
posibilidad de bombear el agua turbinada desde el reservorio inferior hacia el de mayor
elevacidn, almacenando asi energia en forma de agua en altura nuevamente, consumiendo
energia eléctrica de la red en el proceso. De esta forma, una central hidroeléctrica de bombeo
tiene la capacidad de comportarse como un consumo o bien un generador en el sistema
eléctrico, segln se estime conveniente. La eficiencia de conversion de una central hidroeléctrica
de bombeo desde el punto de vista del sistema eléctrico varia entre aproximadamente un 65% vy
un 80%, dependiendo de los equipos que se utilicen [27]. A continuacidon se muestra un
esquema del funcionamiento de este sistema de almacenamiento:

_ ) Motor/Generador
Reservorio Superior

Eléctrica
A J . .
B ModoBombes .-"/1_:: Reservorio Inferior
| | Modo Turbina >
==+2  Flujode Potencia /
—> Flujode Agua Bombeo/Turbina

Figura 49: Esquema de funcionamiento de una central hidroeléctrica de bombeo [11]

(b) BESS

Los sistemas de almacenamiento de energia eléctrica en baterias o BESS por sus siglas en inglés
son capaces de almacenar energia en forma de energia quimica contenida en las sustancias
activas que contienen en su interior, mediante el suministro de energia eléctrica en forma de
corriente continua. Al ser acumuladores reversibles, son capaces de describir el proceso inverso,
liberando su energia quimica en forma de energia eléctrica como corriente continua [27]. A
continuacion se muestra un esquema que ilustra la integracién de un sistema BESS en un
sistema eléctrico:
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Figura 50: Esquema de conexidn genérico para un BESS en un sistema eléctrico [27]

(2) Aplicaciones para Brindar Flexibilidad

Existen distintas formas de aplicar la gestién de potencia eléctrica mediante sistemas de
almacenamiento, algunas mas adecuadas para instalaciones de gran tamano como las centrales
hidroeléctricas de bombeo (capacidad instalada tipicamente del orden de los cientos de [MW])
y otras mas idéneas para los BESS (capacidad instalada tipicamente del orden de unos cuantos
[MW]) [27].

(a) Reserva

Una primera aplicacién de un sistema de almacenamiento en generacién consiste en servir
como recurso de reserva para apoyar en la regulacion de frecuencia, ya sea primaria o
secundaria. De esta forma, el principio basico de funcionamiento consiste en la absorcion de
potencia o carga del sistema de almacenamiento cuando exista un incremento de frecuencia y
la liberacién de potencia o descarga del mismo cuando exista una caida de frecuencia. Equipos
como los BESS poseen la capacidad de responder muy rdpido efectuando estas maniobras, con
lo que serian ideales para regulacién primaria de frecuencia [27].

Un esquema tal podria llevarse a cabo instalando sistemas de almacenamiento en nodos
estratégicos de la red de transmisidn, o bien incorporando dichos sistemas a centrales de
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generacion despachables. Asi, los sistemas de almacenamiento serian capaces de reemplazar el
requerimiento por reserva en giro que los operadores del sistema eléctrico exigen a estas
centrales para fines de regulacion de frecuencia. A la fecha, este esquema se ha implementado
en las centrales térmicas Norgener y Angamos del SING a través de la instalacidon de equipos
BESS de 12 [MW] y 20 [MW] respectivamente [27].

Para el caso de centrales de generacién variable, los sistemas de almacenamiento podrian
brindarle la posibilidad de participar de la regulacién de frecuencia a estas instalaciones sin
tener que incurrir en el vertimiento del recurso primario para el caso de regulacién en el rango
de sobrefrecuencias. Ademads, permitirian a estas centrales participar de la regulacidon de
frecuencias en el rango de subfrecuencias [27].

(b) Arbitraje de Energia

Los precios o costos marginales de la energia varian a lo largo del dia, siendo mayores en los
momentos de alta demanda y menores en aquellos de baja demanda. De esta forma, un
propietario de un sistema de almacenamiento puede gestionar la compra y venta de energia en
distintos momentos del dia a fin de generar ingresos. A esto se le conoce como arbitraje de
energia y consiste en comprar energia (cargar su sistema de almacenamiento) en momentos de
bajos precios, para luego vender energia (descargar su sistema de almacenamiento) en
momentos de altos precios [27].

La consecuencia sistémica de la proliferacidn de esta practica, seria el aplanamiento de la curva
de demanda neta diaria para un sistema eléctrico, disminuyendo asi el requerimiento por
flexibilidad operacional, como se muestra a continuacidn:
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Figura 51: Efecto del arbitraje de energia en la curva de demanda neta diaria [28]

(c) Descongestion de Lineas de Transmision

El despliegue de sistemas de almacenamiento en los extremos de las lineas de transmision
pueden prevenir la congestion de las mismas, evitando asi que se desacoplen los precios de
nudo. Esto se logra al descargar la energia del sistema de almacenamiento en momentos
cuando la linea de transmisidon se encuentra cerca de su limite de capacidad debido a, por
ejemplo, un momento de alta demanda. De esta forma, aquella alta demanda es suplida tanto
por el flujo a través de la linea, como por la potencia que entrega el sistema de almacenamiento
en aquella barra de consumo. Analogamente, en momentos cuando la linea se encuentre
descongestionada, se procede a cargar el sistema de almacenamiento. De esta forma, el
despliegue de sistemas de almacenamiento localizados en puntos estratégicos de la red de
transmisidn es capaz de aplazar las inversiones que fueran necesarias para la expansién de dicha
red por motivos de congestidn recurrente [27] [49].

Un sistema de almacenamiento desplegado en una barra de generacién es capaz también de
evitar el vertimiento de potencia generada por una cierta central. En ocasiones las lineas que
unen a los parques edlicos con el sistema de transmisién troncal se dimensionan para una
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capacidad de transmision menor a la potencia maxima de la central por razones econémicas,
obligando al vertimiento de potencia en algunas horas. De esta forma, cuando la generacién de
la central supera el limite de transmisidn de la linea que la une al sistema eléctrico, aquel exceso
de potencia se utiliza para cargar el sistema de almacenamiento. Luego, cuando la generacion
de la central se ubica por debajo del limite de transmision, se procede a descargar el sistema de
almacenamiento para un aprovechamiento completo de dicha infraestructura de transmision
[27] [49]. A continuacidn se ilustra lo anterior para un parque edlico:
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Figura 52: Redistribucion de potencia en un parque edlico con restriccion de transmision mediante un sistema de
almacenamiento [27]
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2.4. Servicios Complementarios

Los servicios complementarios (SS.CC.) corresponden a aquellos productos transados en un
mercado eléctrico con el fin de asegurar el balance entre oferta (generacion) y demanda
(consumo) en tiempo real, entre otras condiciones técnicas que ayudan a mantener la
estabilidad y confiabilidad del sistema eléctrico [29] [30] [31].

Asi, el disefio de los mercados de servicios complementarios resulta clave para estudiar la
remuneracion de la flexibilidad operacional que pueden prestar los distintos actores en un
sistema eléctrico. Asi, las tendencias en distintos mecanismos de remuneracién e incentivos
econdmicos cobran gran importancia ante el desafio de creciente requerimiento por recursos
de flexibilidad operacional producto del aumento en la penetracion de generacién variable.

2.4.1. Regulaciéon Nacional

En Chile la provisién de servicios complementarios es de cardcter obligatoria y es coordinada
por el CEN de manera centralizada, quien instruye a los propietarios de las instalaciones
coordinadas a habilitar ciertos recursos que se estimen necesarios para el sistema, de acuerdo a
las facultades que le otorga la Ley General de Servicios Eléctricos (DFL-4) y el Reglamento de
Servicios Complementarios (DS-130). De esta forma, el Coordinador evalta los requerimientos
por SS.CC. de los sistemas interconectados nacionales en funcién de lo establecido por la Norma
Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS), junto con identificar los recursos
disponibles en el sistema por parte de generadores, transmisores, distribuidores, clientes libres,
entre otros actores para brindar dichos servicios [32] [33] [34].

Dicha evaluacion se realiza de manera anual y es publicada por el CEN en el Informe de
Definicién y Programacion de Servicios Complementarios (IDPSSCC) de acuerdo a lo establecido
por el DS-130. Asi, se busca que el Coordinador Eléctrico Nacional responda a los cambios
tecnolégicos, topoldgicos y conductuales que puedan experimentar los sistemas eléctricos
nacionales, definiendo nuevos servicios complementarios o redefiniendo los existentes
conforme las necesidades del sistema van evolucionando [35].

La remuneracion por la provision de SS.CC. se realiza segun lo estipulado en el DS-130, que le
otorga la responsabilidad a la Direccién de Planificacién del CEN a determinar una remuneracién
al proveedor del recurso a partir de estudios de costos que buscan valorizar la AVl y el COMA en
gue él incurre por prestar dicho servicio. Esta AVI considera la vida util de cada tipo de
instalacion y contempla una tasa de descuento del 10% de acuerdo a lo indicado por la
regulacion. De esta forma, la provisidon obligatoria y la remuneracion basada en estudios de
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costos de los SS.CC. hacen que estos no conformen parte del negocio principal de las empresas
de generacion [18] [32] [33].

A continuacidn se incluyen los SS.CC. que se encuentran definidos a la fecha por el CEN para los
sistemas eléctricos nacionales [35]:

e Control de Frecuencia:
o Control Primario de Frecuencia (CPF)
o Control Secundario de Frecuencia (CSF)

e Control de Tensidn:
o Unidades generadoras sincronas
o Parques edlicos y fotovoltaicos
o Elementos de compensacion reactiva

e Desconexion de Carga:
o EDAC por Subfrecuencia
EDAC por Subtension
EDAC por Desenganche Directo
Desconexién Manual de Carga (DMC)

O O O

e Plan de Recuperacion de Servicio (PRS):

Partida Auténoma

Aislamiento Rapido

Equipamiento de Vinculacién

Plan de Defensa contra Contingencias Extremas (PDCE)

O O O O

De estos cuatro SS.CC. principales que identifica el Coordinador, se destaca el servicio de control
de frecuencia, dado que es bajo esta denominacidn que se provee la mayor parte de la
flexibilidad operacional con la que cuentan los sistemas eléctricos nacionales a la fecha. A
continuacion se citan las definiciones de dicho servicio de acuerdo al Coordinador Eléctrico
Nacional:

e Control de Frecuencia: Conjunto de acciones destinadas a mantener la frecuencia de
operacion dentro de una banda predefinida en torno a la frecuencia de referencia,
corrigiendo los desequilibrios instantaneos entre la potencia generada y la potencia
demandada en el sistema interconectado [35].

o Control Primario de Frecuencia (CPF): Accién de control ejercida por los
controladores de carga/velocidad de las unidades generadoras sincrdnicas y por
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los controladores de frecuencia/potencia de parques edlicos, fotovoltaicos y
equipos de compensacion de energia activa, habilitados para modificar en forma
automatica su nivel de produccion, con el objetivo de corregir las desviaciones
instantaneas de frecuencia mediante el equilibrio entre generacidon y demanda
en un tiempo acotado [35].

o Control Secundario de Frecuencia (CSF): Accién manual o automatica destinada
a corregir la desviacion permanente de frecuencia resultante de la accién del
CPF, manteniendo la frecuencia dentro de un rango admisible referido a su valor
nominal, realizdndose en el orden de varios segundos a pocos minutos, no
excediendo los 15 minutos [35].

2.4.2. Regulacion Internacional

A continuacidn se visitan distintas denominaciones y mecanicas que emplean algunos mercados
eléctricos alrededor del mundo para la comercializacion de servicios complementarios,
poniendo el foco en aquellos SS.CC. de mayor relevancia para el sistema eléctrico en términos
de flexibilidad operacional.

(1) Australia

El operador de mercado australiano AEMO define 8 productos distintos para la regulacién o
control de frecuencia, los que se transan a su vez en 8 mercados distintos mediante un
mecanismo de subastas bajo el disefio de mercado de tipo power exchange o bolsa de energia.
A continuacidon se muestran las denominaciones utilizadas en este mercado para los servicios
complementarios de control de frecuencia [36]:

e Regulacion:

o Alza en regulacidn: correccién ante una caida menor en frecuencia.
o Caida en regulacion: correccion ante un alza menor en frecuencia.

e Contingencia:

o Alza rapida: respuesta de hasta 6 segundos para frenar una caida mayor en
frecuencia debido a una contingencia.

o Caida rdpida: respuesta de hasta 6 segundos para frenar un alza mayor en
frecuencia debido a una contingencia.
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o Alza lenta: respuesta de hasta 60 segundos para estabilizar la frecuencia ante
una caida mayor en frecuencia.

o Caida lenta: respuesta de hasta 60 segundos para estabilizar la frecuencia ante
un alza mayor en frecuencia.

o Alza retardada: respuesta de hasta 5 minutos para recuperar la frecuencia a su
banda normal de operacién ante una caida mayor en frecuencia.

o Caida retardada: respuesta de hasta 5 minutos para recuperar la frecuencia a su
banda normal de operacién ante un alza mayor en frecuencia.

De las denominaciones anteriores es posible observar que los servicios se diferencian en
intensidad de reserva o potencia a modificar, direccién (hacia arriba o hacia abajo), y en el
tiempo de respuesta de su despliegue. De esta forma, se podrian identificar los primeros 4
servicios como control primario de frecuencia (CPF), siguiendo la nomenclatura de la regulaciéon
chilena, y los siguientes 2 como control secundario de frecuencia (CSF). Los servicios retardados
se asimilan al control terciario de frecuencia, concepto que si bien se aplica en los sistemas
eléctricos nacionales, no conforma un servicio complementario sino que es simplemente parte
de las operaciones de despacho del CEN [18].

Para ofrecer cada uno de estos servicios, aquellos propietarios de instalaciones habilitadas
técnicamente para prestarlo generan una oferta indicando una cierta cantidad de [MW] que
estan dispuestos a agregar o quitar del sistema en una cierta escala temporal, previo registro en
el sistema centralizado de gestiéon de mercado de AEMO. En él, con todas las ofertas realizadas
por los distintos actores habilitados para prestar servicios de control de frecuencia, estas se
ordenan por orden de mérito segln el precio ofertado para la prestacién de los mismos. Por
otro lado, AEMO determina la magnitud del requerimiento por cada servicio para los distintos
intervalos del despacho diario, para asi fijar el precio de mercado del servicio siguiendo el orden
de mérito de las ofertas, de manera similar a la operacion de un mercado spot [36]. A
continuacion se ilustra esta determinacién del precio de mercado o clearing price para cada
servicio:
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Figura 53: Determinacion del precio de mercado de servicios complementarios siguiendo la teoria marginalista
[36]

Bajo esta metodologia marginalista, quienes adjudican la prestacion de cada servicio
complementario reciben sus pagos a precio de mercado de parte del operador de mercado, el
gue a su vez recupera dichos pagos cobrando a consumidores finales y generadores,
dependiendo del servicio y del caso [36]. A continuacién se muestran las reglas para la
recuperacién de pagos en el mercado de servicios complementarios de control de frecuencia
australiano:

Contingency Raise Services

_Fast |
Generators
=)

Delayed

Contingency Lower Services

Fast
h Customers
Delayed

Requlation Services

= K dem

Figura 54: Reglas para la recuperacion de pagos por prestacion de servicios complementarios de control de
frecuencia [36]
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De esta forma, como los requerimientos para alzas de frecuencia de contingencia se
dimensionan para responder a la pérdida del mayor generador del sistema, los pagos por estos
servicios se recuperan de estos mismos actores. Por otro lado, los requerimientos para caidas
de frecuencia de contingencia se dimensionan para responder a la pérdida de la mayor carga o
elemento del sistema de transmision del sistema, con lo que los pagos por estos se recuperan
de los consumidores finales. Para los servicios de control primario de frecuencia, AEMO aplica
una metodologia “causer pays”, la que a través de mediciones del sistema SCADA en
generadores y cargas determinan que fraccion de los pagos deben ser recuperadas de
generadores o consumidores [36].

(2) EE.UU.

En los sistemas de California y PJM (que agrupa varios estados de la costa este de los EE.UU.) se
definen 4 servicios complementarios para el control de frecuencia [37] [38]:

e Alza en regulacion o regulacion hacia arriba: correcciéon de corto plazo ante una caida
en frecuencia.

e Caida en regulacion o regulacion hacia abajo: correccién de corto plazo ante un alza en
frecuencia.

e Reserva sincronizada o en giro: disponibilidad inmediata para entregar o absorber
potencia de la red ante una contingencia.

e Reserva no sincronizada o estatica: disponibilidad de respuesta pronta para entregar o
absorber potencia de la red ante una contingencia.

Al igual que en el caso australiano, es posible notar que estos sistemas norteamericanos
distinguen entre el control de frecuencia instantdaneo en operacién normal y a un control de
mayor magnitud y de mayor tiempo de respuesta para casos de contingencias. En este caso, sin
embargo, se definen los servicios con menor resolucion que en el caso de AEMO, reduciendo a
la mitad el nimero de productos que se intercambian en estos mercados.

El mecanismo de intercambio es similar al del caso australiano, existiendo un esquema de
subastas en las bolsas de energia asociadas a cada uno de estos sistemas estadounidenses. De
los precios de mercado que se despejan, se realiza un pago por capacidad a cada uno de los
adjudicatarios. Para el caso de los servicios complementarios de regulacién hacia arriba y abajo,
los operadores de mercado CAISO y PJM remuneran los recursos segin su desempefio,
agregando una bonificacion econémica por rapidez y exactitud de respuesta de los mismos,
sumado al pago por capacidad ya mencionado [37] [38].
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(3)Reino Unido

En el sistema eléctrico del Reino Unido, denominado National Grid, existen un total de 20 SS.CC.
agrupados en 4 familias, de las cuales la primera corresponde a servicios de balance de energia
como se muestra a continuacion [39]:

Energy
Balancing
I
N E— — 1
Pre-Fault Paost-Fault
_
| .
EFR FFR Static FCDM ‘ ‘ Reszarve
|
FFR Dynamic FFR Bridging Fast Reserve 5TOR
— [Mandatory] Committed
Flexible
Premium
Flexible
STOR
Runway

Figura 55: Servicios complementarios de balance de energia existentes en el National Grid [39]

Al igual que en los paises anteriores, es posible ver una clasificacion entre el control primario o
instantaneo de frecuencia y el secundario o de contingencias, lo que para el caso del National
Grid se denomina “Pre-Fault” y “Post-Fault”, indicando la diferencia en constantes de tiempo de
operacion de los servicios. La gran diversificacion de SS.CC. en este caso se debe a la necesidad
de emplear distintos componentes de remuneracidon segun el tipo de recurso de flexibilidad,
junto a la entrada de nuevas tendencias en la provision de los mismos. Este ultimo es el caso de
los servicios de “Enhanced Frequency Response” (EFR) y “Frecuency Control by Demand
Management” (FCDM), disefiados para la incorporacién de sistemas de almacenamiento y
esquemas de gestidon de la demanda respectivamente [30].
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Los pagos por la provision de estos SS.CC. se realiza a través de contratos que fijan distintos
componentes de remuneracién en periddos minimos de un mes, con lo que este mecanismo de
precios dista bastante de la légica marginalista en tiempo real que se lleva a cabo en aquellos
mercados de tipo power exchange como lo son AEMO, CAISO y PJM. En este sentido, la
regulacidon referente a servicios complementarios del National Grid se asimila mas a la chilena,
excepto porque en este caso cualquier propietario de un recurso habilitado para prestar cierto
SS.CC. puede postular a brindarlo, mientras que en Chile es el Coordinador quien instruye a los
propietarios de ciertas instalaciones a proveerlo [30] [39].
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3. Metodologia

A fin de desarrollar los objetivos del trabajo, se propone la siguiente metodologia general:

1. A partir del Informe Preliminar Corregido del proceso de PELP ([6]), del Estudio de

Modelacion e Largo y Corto Plazo asociado a él ([41]) y de la informacién recopilada del

Sistema de Informacion Publica del CEN ([42]) se definen las centrales térmicas

nacionales a estudiar y los casos de estudio a desarrollar a partir de los perfiles de

generacién horarios obtenidos. Se estudia la operacion de las centrales para los afios
2016 (datos histodricos a partir de [42]), 2030 y 2035 (datos sintéticos a partir de [41]).

2. En base a los supuestos establecidos en el Estudio de Costos de Ciclaje de Centrales de

NREL ([22]) se analizan los perfiles de generacién obtenidos mediante funciones

programadas en el software MATLAB, la cual clasifica y cuantifica las maniobras de

operacion ciclica de las centrales de estudio.

3. Haciendo uso del mismo estudio [22] se traduce la cuantificacién del cycling de cada

central a valor econémico, separado en tres componentes de sobrecostos debido al

cycling: de capital y mantenimiento, por consumo adicional de combustible y riesgo de

pérdida de ingresos por concepto de mayor indisponibilidad forzada (EFOR). Para

evaluar aquellos costos o riesgos a futuro, se utilizan las proyecciones PELP contenidas

en [6].

4. Con los sobrecostos atribuibles a la operacidén en régimen ciclico reunidos para los tres

niveles de penetracion de generacién variable (2016, 2030 y 2035), se desarrollan los

casos de estudio y se analizan sus resultados.

A continuaciodn se visualizan los puntos 2 al 5 anteriores en forma de diagrama de procesos:
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Figura 56: Metodologia para la valorizacidn del cycling en el SEN ante distintos niveles de penetracion de
generacion variable. Elaboracidén propia a partir de [6] [22] [41] [42]
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3.1. Informacion de Operacion Historica del SEN:

Para la situacién actual o base, se obtuvieron los perfiles de generacidon horarios reales o
historicos para el afio 2016 desde el Sistema de Informacién Publico del CEN ([42]). Estos
perfiles sélo se obtuvieron para el subconjunto de las centrales de estudio pertenecientes al SIC,
a ser detalladas mas adelante. Lo anterior se debid a la dificultad de descargar la informacién de
generacion real horaria y por central desde la plataforma contenida en [42] para el SING de
manera agil para luego procesarlos. A continuacion se muestran algunos perfiles de generacién
horaria reales obtenidos de [42]:
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Figura 57: Perfil de generacion horario real de la central TV a carbén “VENTANAS_01" para el afio 2016.
Elaboracidén propia a partir de [42]
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Figura 58: Perfil de generacion horario real de la central TGCC “NEHUENCO_01_GNL” para el afio 2016.
Elaboracidon propia a partir de [42]
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3.2. Estudios de Planificacion y Analisis de CP del Proceso de PELP

Como se menciond en 2.2.3, se utilizé el Escenario E modelado en los estudios de planificacion y
analisis de corto plazo del proceso de PELP ([6], [41]) como contexto prospectivo energético del
presente trabajo. Esto al ser dicho escenario el mas representativo desde el punto de vista del
autor de un esfuerzo considerable por la descarbonizacién a futuro del sector energético del
pais, lo que resulta en altos niveles de penetraciéon de generacién renovable variable a largo
plazo. A continuacion se revisan dichos niveles de penetracidon para la situacion actual y los dos
horizontes temporales de estudio:

Penetracion de centrales renovables variables (capacidad)
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Figura 59: Evolucidn de la penetracion de generacion variable a largo plazo con respecto a la capacidad instalada
total. Elaboracidn propia a partir de [6] (escenario E)
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Figura 60: Evolucidn de la penetracidon de generacién variable a largo plazo con respecto a la generacion total.
Elaboracidon propia a partir de [6] (escenario E)
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Un escenario prospectivo tal respecto de la entrada de nuevas instalaciones de generacion
renovable variable resulta idéneo para la implementacion de la metodologia propuesta para
este trabajo, al tener como consecuencia la exacerbacidn de la operacién en régimen ciclico o
cycling de las centrales térmicas a estudiar. Esto se puede observar claramente de algunos
resultados del anadlisis de operacién (de corto plazo) asociado a la PELP contenido en [41],
donde se contabilizan los encendidos de las centrales térmicas. A continuacion se muestra dicho
resultado para el caso de las centrales TGCC estudiadas:

Central seca mediaseca media himeda
GAS_ATACAMA_CC1_GNL 235 220 303 338
GAS_ATACAMA_CC2_GNL 244 235 312 339
KELAR 336 322 337 344
MEHUENCO_D1_GNL 277 283 245 225
NEHUENCO_02_GNL 312 314 282 266
MUEWVA_REMNCA_GNL 139 131 127 113
SAN_ISIDRO_D1_CC 153 122 127 146
SAN_ISIDRO_0D2_CC 336 310 333 329

Tabla 4: Encendidos anuales para centrales TGCC para distintas hidrologias en 2030 [41]

Central seca mediaseca media hdameda
GAS_ATACAMA_CC1_GMNL @ 315 284 328 343
GAS_ATACAMA_CC2_GNL = 324 291 329 344
KELAR 316 337 345 348
NEHUENCO_01_GNL 324 323 308 301
NEHUENCO_02_GNL 332 330 325 317
MUEVA_REMCA_GNL 145 137 126 123
SAN_ISIDRO_0D1_CC 261 242 242 261
SAN_ISIDRO_02_CC 343 335 340 339

Tabla 5: Encendidos anuales para centrales TGCC para distintas hidrologias en 2035 [41]

Cabe destacar que dicho analisis de corto plazo asociado al ejercicio de PELP ([41]) se realizé con
resolucién horaria sélo para los afios 2030 y 2035, razén por la cual se escogieron como
horizontes temporales de analisis en el presente trabajo.

De esta forma, los principales insumos para la implementaciéon de la metodologia expuesta por
el autor para los casos futuros fueron los perfiles de generacidn horarios sintéticos resultantes
de las simulaciones de operacidén de corto plazo desarrolladas en [41] a través del modelo
PLP/PCP. Estos resultados son de caracter publico al igual que toda la informaciéon asociada al
Proceso de PELP y se encuentran en el sitio web oficial del Ministerio de Energia. A continuacién
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se muestra la metodologia empleada por [41] a partir del ejercicio de planificacidn contenido en
[6], seguido de algunos perfiles de generacién sintéticos resultantes de ella:

Marco de Informacién Expansion

Sistema ' Potenciales de Expansién : Parametros Modelo
«Existente y obras en corstruccion de « Generacion Combustible Fésil « Demanda Eléctrica
acuerdo aplanes de obras. » Generacion Hidraulica-Edlica-Solar « Generacion, Precio Combustibles
* Sist. de transmision reducido a troncal « Generacion Geotermia-Biomasa « Generacion, VI & COMA
princpal con nodos representativos. * Generacién Hidro Mayor « Generacion, Hidrologia
. Modeta:;ldede parﬂezn temporales / . ggxm_ 5 eatm‘eo « Generacion perfiles ERNC
espad generacion demanda. « Generacion Baterias « Costos Tx: ETT (trancal) y EST (Cx
« Perfies de demanda ekctrica o Tenteaieits YESTAN)
\ )\ \
. / _/

Coordinacion Hidrotérmica de Largo Plazo
2017 Optimizar el uso del agua embalsada para operar a minimo costo 2050

Caracteristicas PLP Escenarios

. “‘"‘2:2"" del °°s:l° gobal de Supuestos de PLP Evaluacién

del agua en los embalses. ;
. ?:Ia‘aon de la  operacion Evaluacion de acuerdo a planes de
ivolsemica mutinodal, i A expansion entregados por Ministerio
e ; . Costo de combustbles fosies . :
. Un:kﬁg: de 55 hidrologias « Repesentacion hidrauica con 55 datos de Energia (como maximo 10)
o histéricos.
0 mER!ICywdemanmu:&:md;blmw E&m « Interconexion SIC-SING
« Reconocmiento de Suficencia
e LeyERNC
* Pan de Obms en transmision y \
generacion fijos. s NG J

Valor del Agua
Supuestos de Modelo de Operacién Evaluacién

Caracteristicas PCP

» Despacho horario.
* Modelo Multinodal. Indicadores relevantes:
. CM gslt‘::sd:géum 2 oe 4 e . m b
¢ e y + Representacion de redes hidraulicas oo
Bt , « Interconexion SIC-SING e Coslos Margriskes !
* Tiempo minimo de operacon. « Smulacon de 3 hidrologias »  Flujos por lineas de ransmision
* Mantenimientos. « Volumen final e la semana determinado por *  Numero de partidas de centrales
* Reserva pdmaria y secundana. modelo PLP e Ho
* Balance hidraulico
« Perfiies horanios ERNC

Figura 61: Metodologia general para el analisis de corto plazo asociado al ejercicio de planificacion del Proceso
de PELP [41]
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Figura 62: Perfil de generacion horario sintético de la central TV a carbon “IEM” resultante para el afo 2030.
Elaboracidn propia a partir de [41]
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Figura 63: Perfil de generacion horario sintético de la central TGCC “GAS_ATACAMA_CC1_GNL” resultante para el
afio 2035. Elaboracion propia a partir de [41]

La metodologia expuesta para el presente trabajo se nutre de estos mismos perfiles resultantes
de las simulaciones realizadas por [41] para cuantificar, clasificar y valorizar el cycling. Junto con
esto, a fin de simplificar el analisis, cabe destacar que se trabajé sélo con el conjunto de datos
gue suponen una condicién hidrolégica “media” en [41].

Asi, el principal aporte a dicho estudio corresponde a la clasificacién de los encendidos de
centrales, cuantificacion de maniobras de rampa significativas y la valorizacién de las anteriores
como sobrecostos para los propietarios de las instalaciones. De esta forma, el presente trabajo
pretende servir como extension de [41] en lo que a evaluacion de régimen de operacidn ciclica
de centrales térmicas se refiere, para sugerir una retroalimentacion de esta manera al Estudio
de Planificacién del Proceso de PELP ([6]) en aquella area tematica.
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3.3. Estudio de Costos de Ciclaje de Centrales del NREL

Este estudio, preparado por la consultora Intertek APTECH y publicado a mediados de 2012 [22],
presenta valores estadisticos respecto de los costos estimados en que incurren los propietarios
de instalaciones de generacién térmica debido a las distintas maniobras requeridas por la
operacion ciclica. Estas estimaciones se realizan para distintos tipos de centrales y a partir de
modelos computacionales, andlisis de costos histdricos, encuestas e inspecciones a centrales,
entrevistas e informacidn publica de la North American Electric Reliability Corporation (NERC).
La muestra de centrales utilizadas por el estudio corresponde a “varios cientos”, las cuales se
encuentran instaladas en Estados Unidos y Canada [22].

A continuacién se muestra un mapa conceptual de la metodologia de estimacién de costos de
ciclaje utilizada por Intertek APTECH:

General Unit Damage Historical Cost Analysis
Modeling
NERC GADS Statistical (Top Down)
Reliability Data Cost Model

F

Cost of Cycling
Estimation -
A Maintenance Bottom-Up
NERC GADS A Recurring Capital < Engineel-ring
Reliability Data v Accounting of
AEFOR Costs
r 3
A\ Heat Rate/Efficiency
NERC GADS Plant Inspection
- .
Reliability Data »| AlLongTerm Capacity N and Interviews
A Startup Fuel & Aux.
Power and Chemicals
Cycle Types
> Hot, Warm, Cold Starts
P
N_ER_C_GADS »| > Load Follow to Various < lant Surveys
Reliability Data
Load Levels
> Trip and Shutdowns

Figura 64: Metodologia para la estimacién de costos de ciclaje [22]
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Los resultados o la salida del procedimiento de estimacidn de costos mostrado anteriormente
incluye valores estadisticos para los siguientes componentes de costo o riesgos de la muestra de
centrales térmicas evaluadas [22]:

1.

Costos variables de operacién y mantenimiento no combustible debido a
operacion en carga de base (no atribuible al cycling).

Costos de capital y mantenimiento asociados a los ciclos de encendido hot,
warm y cold.

Aumento en la tasa de indisponibilidad forzada equivalente (EFOR) atribuible al
cycling.

Efectos de largo plazo en cuanto al rendimiento térmico.

Costos de partida: combustible adicional para encendidos, energia de sistemas
auxiliares, insumos y operaciones.

Costos de capital y mantenimiento asociados a los ciclos de seguimiento de
carga o ramping significativos.

De estos, se decidié hacer uso de los correspondientes a los nimeros 2, 3, 5y 6, que reflejan los
cuatro sobrecostos principales de un total de siete, identificados en 2.3.1 como implicancias
econdmicas de la operacion ciclica. Estos se revisitan a continuacién:

9

&

OB

OR%

Mayer consume
de combustible

Mayer nivel de
emisiones

Menores ventas
fisicas de
energia

Mayor tasa de
indisponibilidad
forzada

Reemplazo de
componentes
mas frecuente

Inspeccion
mayor mas
frecuents

Menor vida atil

Sobrecosto vanable
de operacion

Sobrecosto variable
de operacion

Menores ingresos

Menores ingresos

Sobrecosto de
capital

Sobrecosto variable
de mantenimiento

Adelantamiento de

reinversion

Implicancias econémicas de la operacion ciclica

Figura 65: Implicancias econémicas de la operacion ciclica de centrales térmicas a valorizar a través de la
metodologia propuesta. En gris aquellas que se omiten en la valorizacion. Elaboracion propia a partir de [15] [21]

[22] [23] [24] [25]

Cabe destacar que los resultados que presenta el estudio de forma publica corresponden a los
resultados de la metodologia anterior aplicada a solo un subconjunto de la informacién
contenida en la base de datos de cycling que Intertek APTECH ha construido durante mas de dos

décadas. Asi, se distinguen los resultados entre los “lower-bound estimates of cycling costs

”

disponibles a todo publico, y los “upper-bound cycling costs and cost distributions”, los cuales no
son de consulta publica [22].

El estudio define los siguientes siete tipos de centrales térmicas para distinguir entre los costos

de ciclaje [22]:

1. TV subcriticas a carbén menores (35-299 [MW]).
2. TV subcriticas a carbén mayores (300-900 [MW]).
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TV supercriticas a carbdn mayores (500-1300 [MW]).

TGCC a gas natural.

TGCA a gas natural clasicas (turbinas GE 7/9, N11, V94.3A, 501 y similares).
TGCA a gas natural aeroderivadas (turbinas LM 6000, 5000, 2500 y similares).
TV a gas natural (50-700 [MW]).

Nou s w

Los resultados de las estimaciones de costos de ciclaje para cada uno de estos tipos de centrales
se encuentran en el anexo 9.1.

De estos siete tipos, el presente trabajo consideré sdlo los correspondientes a los numeros 1, 2,
4y 5. Esto se debe a que en el SEN no existen a la fecha: centrales TV carboneras de capacidad
mayor que 500 [MW], no existen centrales TGCA con turbinas aeroderivadas y no existen
centrales TV a gas natural [42].

Asi, se homologaron las tecnologias definidas por el Proceso de PELP a los cuatro tipos de
central térmica definidas por el autor a partir del estudio del NREL a fin de aplicar la
metodologia propuesta para la cuantificacién, clasificacién y valorizacidon del ciclaje en las
mismas. A continuacion se muestra la tabla que muestra dicha homologacién:

Tecnologias Tecnologias 2 Combustible Tipo Central
(PELP) (PELP) (Autor) (Autor)
Biomasa Biomasa ERNC TV Menor/Mayor

Biogas Biogas ERNC TGCA

Bombeo Bombeo - -

Carbon Carbdn Carbon TV Menor/Mayor
Diesel Diésel Diésel TGCA

Eolica Edlica - -

FuelOil Diésel Diésel TGCA
Geotermica Geotérmica ERNC TV Menor/Mayor
GNL_CC GNL GNL TGCC

GNL_CA GNL GNL TGCA

GNLCCS GNL GNL TGCA
Hidro_Embalse Hidro Embalse - -

Hidro ERNC Hidro ERNC - -

Hidro_Pasada Hidro Pasada - -

Otro Otro - -

Solar_FV Solar FV - -

Solar_CSP Solar CSP ERNC TV Menor/Mayor
CarbonCCS Carbdn Carbon TV Menor/Mayor

Tabla 6: Homologacion de tecnologias definidas por la PELP a tipo de central segun seleccion del estudio del
NREL realizada por el autor. Se omiten tecnologias no térmicas. Elaboracion propia a partir de [6] [22] [42]
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Ademas, el estudio incluye un segundo conjunto de resultados para una seleccion de centrales
de cada uno de los siete tipos anteriores con menores costos de ciclaje (debido a pardmetros de
disefio especificos y/o operaciones). Estos se incluyen en el anexo 9.2 y fueron utilizados para la
valorizacién de las centrales definidas como tipo TGCA, al tratarse en su mayoria de centrales
Diesel homologadas como tal, a detallar mds adelante en los listados de centrales definitivos.

3.3.1. Cuantificacion y Clasificacion del Cycling

Para la cuantificacidn y clasificacion del ciclaje en términos de ciclos de hot, warm, cold starts y
ramping se utilizé la convencién de tiempos de encendido y excursiones de seguimiento de
carga considerables contenida en estudio del NREL. Estos valores se muestran a continuacién y
cabe sefialar que presentan diferencias con aquellos rangos visitados en 2.3.1, debido a que
este estudio estd basado en las convenciones norteamericanas para dichos estados de
operacion:

Rango Capacidad [MW] 35-299 300-900 todo rango todo rango
Tipo Central TV Menor | TV Mayor TGCC TGCA

Rango transcurrido desde
apagado para warm start 4324 12a24 5a40 2a3

(h]

Excursion tipica de un ciclo
de ramping considerable 32 35 20 27
[% cap./h]

Tabla 7: Convenciones para clasificacion de ciclos de encendido (start) y seguimiento de carga (ramping).
Elaboracidn propia a partir de [22]

Estas convenciones se utilizaron como reglas de deteccién para calibrar funciones programadas
en el software MATLAB que cuantificaran y clasificaran los ciclos de encendido y seguimiento de
carga para cada tipo de central a partir de su perfil de generacién horario de duracién anual y su
capacidad maxima o instalada. De esta forma, se construyeron cuatro funciones con la siguiente
estructura de salidas-entradas:

function [hotstart,warmstart,coldstart, ramping] = cyclingtvmenor (perfil, P max)
function [hotstart,warmstart,coldstart, ramping] = cyclingtvmayor (perfil, P max)
function [hotstart,warmstart,coldstart, ramping] = cyclingtgcc(perfil, P max)
function [hotstart,warmstart,coldstart,ramping] = cyclingtgca(perfil, P max)
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3.3.2. Valorizacion del Cycling

Una vez cuantificados los ciclos de cada tipo o las maniobras de cycling clasificadas en alguno de
los 4 tipos detallados anteriormente, se aplican los resultados de estimacidn de costos
contenidos en el estudio del NREL, que vienen dados por ciclo y por capacidad instalada de
cierto tipo de central, segin el componente de costo. Dichos costos anexados en 9.1 y 9.2 se
encuentran dados en ddlares estadounidenses con poder de compra a fines de 2011, con lo que
es necesario actualizar dichos valores monetarios al poder de compra real en 2017. Para esto se
utilizé la tasa de inflacion acumulada que entrega el Gobierno de Estados Unidos que para este
periodo corresponde al 8% aproximadamente [43]. Las tablas de costos unitarios que se
muestran a continuacién para cada componente se encuentran actualizadas a través de dicha
tasa y corresponden a los valores de mediana de costos citados de los anexos 9.1y 9.2:

(1) Sobrecostos de Capital y Mantenimiento

300-900

Rango Capacidad [MW]

35-299

todo rango

todo rango

Tipo Central

TV Menor

TV Mayor

TGCC

TGCA

i

Capital y Mantenimiento

[USD@2017/MW cap./ciclo] $101.52 $63.72 $37.80 $23.76
Warm Start
Capital y Mantenimiento $169.56 $70.20 $59.40 $30.24

[USD@2017/MW cap./ciclo]

i

Capital y Mantenimiento

[USD@2017/MW cap./ciclo] $158.76 $113.40 $85.32 $41.04
Ramping
ital v M o
Capital y Mantenimiento $3.61 $2.65 $0.69 $0.95

[USD@2017/MW cap./ciclo]

Tabla 8: Costos de capital y mantenimiento unitarios y normalizados debido a las distintas maniobras de cycling.
Elaboracién propia a partir de [22] [43]

Para el caso de los sobrecostos de capital y mantenimiento, la valorizacidon se realiza
multiplicando el nimero de ciclos descrito por cada central de estudio por los costos expuestos
en la tabla anterior. Los resultados se registran tanto en términos absolutos ([USD]) como
normalizados por la capacidad de cada central (([USD/MW cap.]).
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(2) Consumo Adicional de Combustible

Rango Capacidad [MW] 35-299 300-900 todo rango todo rango
Tipo Central TV Menor TV Mayor TGCC TGCA

Combustible adicional

[MMBTU/MW cap./ciclo] 5.00 7.50 0.19 0.18

Warm Start

Combustible adicional

[MMBTU/MW cap./ciclo] 6.67 10.00 0.20 0.19
Combustible adicional

[MMBTU/MW cap./ciclo] 9.33 14.00 0.24 0.22

Tabla 9: Consumo de combustible adicional unitario y normalizado debido a las distintas maniobras de
encendido. Elaboracion propia a partir de [22]

Para el caso de los sobrecostos por consumo adicional de combustible en los ciclos de
encendido, la valorizacion se realiza multiplicando el consumo adicional contenido en la tabla
anterior por el precio proyectado de cada combustible, segin el afio de valorizacidén y tipo de
central. Para esto se utilizan las proyecciones de precios de combustibles del Proceso de PELP
en su trayectoria alta como se indicé en 2.2.3., contenidas en [6].

Si bien el estudio de la NREL incluye resultados de estimacién de costos para otros costos de
encendido como lo son la energia de sistemas auxiliares, insumos y operaciones, se decidid
omitir dicho componente en la valorizacidon al representar una fraccion menor del costo de
combustible adicional y al no contar con resultados para las centrales de tipo TGCC.

(3)Riesgo Asociado a EFOR

Rango Capacidad [MW] 35-299 300-900 todo rango todo rango
Tipo Central TV Menor TV Mayor TGCC TGCA
Aumento en EFOR [%/ciclo] 0.0086 0.0057 0.0025 0.0019
Warm Start
Aumento en EFOR [%/ciclo] 0.0123 0.0070 0.0039 0.0025
Aumento en EFOR [%/ciclo] 0.0106 0.0088 0.0055 0.0033

Tabla 10: Impacto en la indisponibilidad forzada o EFOR anual unitario debido a las distintas maniobras de
encendido. Elaboracion propia a partir de [22]
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Para el caso del riesgo a dejar de percibir ingresos por concepto del aumento en la
indisponibilidad forzada de las centrales, la valorizacion se realiza evaluando el volumen de
ventas fisicas al que corresponderia la operacién durante las horas equivalentes a la
indisponibilidad forzada en un afo, a potencia media anual y ante un costo marginal medio
proyectado para cada horizonte de analisis. Para estos calculos, se utilizaron los valores de
factores de planta medios anuales contenidos en [42] para 2016, [41] para 2030 y 2035, junto
con la sefal de costos marginales sistémicos resultantes del ejercicio de planificacidon del
Proceso PELP contenido en [6] (Escenario E).
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3.4. Casos de Estudio

3.4.1. Operacion Ciclica Proyectada para el SEN

El primer caso de estudio corresponde a una evaluacién de la operacidon en régimen ciclico de
una seleccion de centrales de generacidon térmica existentes y en construccién en el Sistema
Eléctrico Nacional a futuro. La cuantificacién, clasificacion y valorizacion del ciclaje asociado a
ellas se realiza a partir de los perfiles de generacion horarios sintéticos proyectados para los
afios 2030 y 2035, donde el nivel de penetracion de generacidon variable asciende a 34,3% y
45,5% respectivamente [6] [41].

La seleccion de las centrales de estudio fue realizada a partir de la ndmina de centrales incluida
en los estudios de planificacion y andlisis de CP del Proceso de PELP, filtrada segun las siguientes
reglas:

e Seincluyen aquellas centrales de tipo TV Menor de capacidad mayor a 100 [MW].
e Seincluyen aquellas centrales de tipo TGCA de capacidad mayor a 100 [MW].

De esta forma, la seleccion de centrales de estudio para este caso de estudio por tipo se
muestra a continuacién:

Tipo Central Numero de Capacidad Combinada
Centrales [MW]
TV Menor 23 3838.1
TV Mayor 3 1029.2
TGCC 8 2902.6
TGCA 15 2194.5
TOTAL 49 9964.4

Tabla 11: Resumen de seleccion de centrales de estudio para caso de estudio 1. Elaboracién propia a partir de [6]
[41] [42]

El detalle completo de las centrales de estudio para el caso de estudio 1 se encuentra en el
anexo 9.3.
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3.4.2. Evolucion de la Operacion Ciclica para el SIC

El segundo caso de estudio corresponde a un ejercicio de comparacion entre el nivel de
operacion ciclica actual de las centrales del SIC, obtenido a partir de los datos de generacion real
de los mismos y aquel nivel futuro hacia 2030y 2035, evaluado en el caso de estudio anterior.

La seleccidn de centrales de estudio para este caso corresponde al subconjunto de la seleccién
anterior pertenecientes al SIC y que no se encuentran en construccion. El resumen para dicha
seleccion por tipo de central se muestra a continuacion:

Tipo Central Numero de Capacidad Combinada
Centrales [MW]
TV Menor 10 1614.4
TV Mayor 2 657.9
TGCC 5 1752.8
TGCA 13 1606.6
TOTAL 30 5631.7

Tabla 12: Resumen de seleccion de centrales de estudio para caso de estudio 2. Elaboracién propia a partir de [6]
[41] [42]

El detalle completo de las centrales de estudio para el caso de estudio 2 se encuentra en el
anexo 9.4.

3.4.3. Operacion Ciclica en Centrales Térmicas ERNC

El tercer y ultimo caso de estudio corresponde a una evaluacién de la operacidn ciclica en las
centrales de generacidn térmica a partir de fuentes renovables no convencionales, como lo son
las centrales geotérmicas y de concentracién solar de potencia. Estas tecnologias, al contar con
relativamente buenas prestaciones de flexibilidad y considerarse como alternativas
prometedoras en Chile, podrian convertirse en las centrales térmicas del futuro. Asi, resulta
interesante revisar el impacto de la operacién ciclica sobre estas centrales, homologandolas
como centrales de tipo TV Menor, pero reconociendo que poseen diferencias técnicas
importantes con las centrales carboneras y otras centrales con TV convencionales.

La seleccidon de centrales de estudio para este caso corresponde a los dos proyectos que se
encontraban en construccion a fines de 2016: la geotérmica Cerro Pabelldn, cuyas dos unidades
ya se encuentran hoy en funcionamiento, y la central CSP Cerro Dominador, que se mantiene en
proceso de construccién a la fecha. A continuacion se muestra el detalle de las centrales de
estudio para el caso de estudio 3:
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Pmax [MW]

- cen_name cen_type

Construccion - CNE CSP_CERRO_DOMINADOR SOL_CSP

Solar_CSP TV Menor SING

Construccion - CNE GEO_CERRO_PABELLON_| GEO Geotermica | TV Menor SING

Construccion - CNE GEO_CERRO_PABELLON_II GEO Geotermica | TV Menor SING

Tabla 13: Resumen de seleccion de centrales de estudio para caso de estudio 3. Elaboracion propia a partir de [6]
[41] [42]
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4.Resultados y Analisis

En las siguientes subsecciones se presentan los resultados obtenidos mediante la metodologia
propuesta para cada uno de los casos de estudio descritos anteriormente. Para cada uno de
ellos, se presentan en primera instancia los resultados referentes a la cuantificacién y
clasificacién del cycling de las centrales, para luego en segunda instancia exponer la valorizaciéon
de los sobrecostos asociados a dicha operacién. Todas las figuras y tablas a incluir en este
capitulo son de elaboracién propia excepto donde se indique referencia.

4.1. Caso de Estudio 1

A continuacién se muestran los resultados para la operacién ciclica proyectada a largo plazo
para la seleccion de 49 centrales de generacidn térmica situadas a lo largo del SEN, a partir de
los resultados de los estudios de planificacidn y analisis de CP del Proceso de PELP.

4.1.1. Nivel de Ciclaje

Las centrales carboneras, que fueron clasificadas como TV Menor y Mayor no experimentaron
practicamente ciclos de encendido durante su operacién horaria resultante para 2030 y 2035,
mas alld de una detencidon anual por central atribuible al mantenimiento programado. Sin
embargo, la mayor parte de ellas si describieron ciclos de seguimiento de carga o ramping
considerables para ambos horizontes temporales, los que se muestran graficamente a
continuacion:

Ramping Unidades TV Menor/Mayor 2030

1200
1000

800

600

400

Numero de ciclos

200

COCHRANE_2
NTO1

NTO2

ul4

u15s
SANTA_MARIA
IEM

VENTANAS_02

NUEVA_VENTANAS

GUACOLDA_01

GUACOLDA_02

GUACOLDA_03

GUACOLDA_04

GUACOLDA_05

VENTANAS_01
CTA

CTH

CTM1

CTM2
CTTAR

CAMPICHE

BOCAMINA_01
COCHRANE_1
BOCAMINA_02

Figura 66: Resultados para ciclos de ramping de centrales carboneras en operacion anual 2030. Color naranjo
indica unidades TV Mayor
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Ramping Unidades TV Menor/Mayor 2035

1200
1000
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400
200

Numero de ciclos

ul4
u1s
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GUACOLDA_01

GUACOLDA_02

GUACOLDA_03

GUACOLDA_04

GUACOLDA_05

VENTANAS_01

VENTANAS_02

NUEVA_VENTANAS

CTA

CTH

CTM1
SANTA_MARIA

CAMPICHE

COCHRANE_1

BOCAMINA_02

BOCAMINA_01

Figura 67: Resultados para ciclos de ramping de centrales carboneras en operacion anual 2035. Color naranjo
indica unidades TV Mayor

Ramping Diferencial Unidades TV Menor/Mayor (2035-2030)

IEM
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Figura 68: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de ramping de centrales carboneras. Color
naranjo indica unidades TV Mayor
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De la figura 68 es posible observar que en términos netos el nivel de cycling aumenta de 2030 a
2035, lo que obedece a un mayor requerimiento de balance de potencia por parte del sistema
debido al pronunciado aumento de penetracién de generacién variable en aquel mismo
periodo. Cabe mencionar que en el periodo 2030-2035 la generacidon esperada en el ejercicio de
planificacion de largo plazo para la tecnologia solar fotovoltaica asciende de 16% a 24%,
mientras que en el caso de la tecnologia edlica terrestre, su generacion esperada escala de 10%
a 14% [6].

Los resultados de la figura 68 también muestran que existen 6 centrales TV Menor que ven
disminuido su nivel de operacién en seguimiento de carga entre 2030 y 2035. Estas 6 centrales
pertenecen a la zona SING del SEN, con lo que su disminuciéon en ramping podria ser explicada
por la entrada de 450 [MW] de generacién solar CSP en la barra Collahuasi esperada para el aiio
2035, que tiene como consecuencia un aumento en la generacién esperada para la tecnologia
solar CSP de 1% a 3% entre estos afos [6]. Esta nueva capacidad solar CSP apoyaria el balance
de una porcién de la generacion variable fotovoltaica en la zona SING, aliviando en parte el
requerimiento por cycling en horas de amanecer y atardecer de las centrales TV Menor antes
citadas, entre otras centrales térmicas de la zona como se mencionara mas adelante.

Para el caso de las centrales TGCC, como se adelantd en 3.2, el resultado muestra que estas
unidades describen una gran cantidad de ciclos anuales, tanto en términos de encendidos como
de ciclos de seguimiento de carga significativos. A continuacidon se muestran graficamente estos
resultados para las ocho centrales de ciclo combinado estudiadas:
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Figura 69: Resultados para ciclos de encendidos de centrales de ciclo combinado en operacién anual 2030
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Encendidos Unidades TGCC 2035
W Hot starts ™ Warm starts ™ Cold starts
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Figura 70: Resultados para ciclos de encendidos de centrales de ciclo combinado en operacion anual 2035

Encendidos Diferenciales Unidades TGCC (2035-2030)

M Cold starts ™ Warm starts M Hot starts
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Figura 71: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de encendido en centrales de ciclo combinado
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Ramping Unidades TGCC 2030
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Figura 72: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo combinado en operacién anual 2030

Ramping Unidades TGCC 2035
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Figura 73: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo combinado en operacién anual 2035
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Ramping Diferencial Unidades TGCC (2035-2030)
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Figura 74: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de encendido en centrales de ciclo combinado

De la figura 71 se puede observar que en términos netos aumenta el nimero de encendidos
para centrales TGCC, lo que obedece al importante aumento de penetracién de generacién
variable que experimenta el sistema entre 2030 y 2035 mencionado anteriormente. Al existir
mayor participacion de las tecnologias de generacidn variable, aumenta la probabilidad de que
el sistema requiera el encendido de centrales TGCC para apoyar en el balance de potencia, lo
gue explica que en las centrales “SAN_ISIDRO” y “NEHUENCO” se hayan reemplazado partidas
en frio por partidas en tibio entre 2030 y 2035. Lo anterior es también coherente con que la
generacion esperada para la tecnologia GNL aumenta de 1% a 3% en el periodo referido [6].

Respecto de los ciclos de seguimiento de carga mostrados en la figura 74, se puede observar un
fenédmeno similar al expuesto para algunas centrales TV Menor ubicadas en la zona SING del
sistema. El alivio del ramping para las centrales “KELAR” y “GAS_ATACAMA”, ubicadas en la
zona SING es atribuible al ingreso de la generaciéon solar CSP, y el hecho que en
“GAS_ATACAMA” considerablemente mayor se debe a que su rango de operacion corresponde
a aproximadamente un tercio que el de “KELAR”, conformando una central menos idénea para
efectuar ciclos de seguimiento de carga [41].

A continuacién se presentan graficamente los resultados para las centrales de tipo TGCA, que

también describen un alto nivel de operacion ciclica tanto en términos de encendidos como de
ciclos de seguimiento de carga significativos:
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Encendidos Unidades TGCA 2030
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Figura 75: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto en operacion anual 2030

Encendidos Unidades TGCA 2035
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Figura 76: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto en operacién anual 2035
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Encendidos Diferenciales Unidades TGCA(2035-2030)

H Cold starts Warm starts M Hot starts

CcT™M3 .

TALTAL_02_DIESEL
TALTAL_01_DIESEL
QUINTERO_2_DIESEL -
QUINTERO_1_DIESEL =
CANDELARIA_CA_02_DIESEL
CANDELARIA_CA_01_DIESEL
SANTA_LIDIA

OLIVOS .

LOS_VIENTOS

LOS_PINOS

LOS_GUINDOS

ESPINOS .

CARDONES

U16_GNL

-20 0 20 40 60 80 100 120 140 160
Numero de ciclos

Figura 77: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de encendido en centrales de ciclo abierto
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Figura 78: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto en operacién anual 2030
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Figura 79: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto en operacién anual 2035

Ramping Diferencial Unidades TGCA(2035-2030)
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Figura 80: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de ramping en centrales de ciclo abierto
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De las figuras 75 y 78 referentes a la operacion 2030 es posible notar que existen varias
centrales que no describen cycling, lo que se debe a que no son despachadas por sus altos
costos variables de operacién. Esto es algo esperable de las centrales TGCA o diesel y es por
esto que se suelen considerar como centrales de operaciéon en punta. Sin embargo, cabe
destacar de las figuras 77 y 80 que la totalidad de aquellas centrales que no operaron en 2030,
si lo hicieron en 2035. Esto obedece al mayor requerimiento por operacién en punta que tiene
el sistema al contar con el importante aumento de participacién de la generacién variable entre
estos afos.

La reduccién de ciclos de ramping de la central “U16_GNL” responde al fenédmeno ya discutido
para las centrales TV Menor y TGCC anteriores debido a la entrada en generacién solar CSP en la
zona SING. Si bien la central “CTM3” también corresponde a la zona SING del sistema, esta
posee aproximadamente el doble de costo variable de operacién que “U16_GNL”, con lo que la
minimizacion de costos que realiza la simulacién de operacidn opera a esta ultima unidad con
menos variaciones desde su potencia maxima cuando decide encenderla, a fin de inyectar una
mayor cantidad de energia a menor precio [6].

4.1.2. Sobrecostos Asociados

A continuacidon se muestran los sobrecostos anuales promedios que experimentan los distintos
tipos de centrales estudiadas atribuibles al nivel de ciclaje mostrado anteriormente para ambos
horizontes temporales:

Sobrecostos anuales medios asociados al cycling 2030
BTV Menor BTV Mayor TGCC W TGCA
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Figura 81: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling por componente de costo y tipo de central a
2030
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Sobrecostos anuales medios normalizados asociados al cycling 2030

BTV Menor BTV Mayor mTGCC mTGCA
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Figura 82: Sobrecostos anuales medios normalizados por capacidad debido al cycling por componente de costo y
tipo de central a 2030

Sobrecostos anuales medios asociados al cycling 2035
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Figura 83: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling por componente de costo y tipo de central a
2035
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Sobrecostos anuales medios normalizados asociados al cycling 2035
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Figura 84: Sobrecostos anuales medios normalizados por capacidad debido al cycling por componente de costo y
tipo de central a 2035

Sobrecosto
Combustible Sobrecosto Sobrecosto
Tipo Sobrecosto C&M Adicional Sobrecosto EFOR TOTAL TOTAL
Central [USD/MW cap.] [USD/MW Cap.] [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] [dif % 2030]
TV Menor $ 276 $ 269 10.0%
TV Mayor -$20 -2.0%
TGCC $1,832 S 82 S 405 $2,319 12.2%
TGCA $ 535 $234 $ 3,916 65.1%

Tabla 14: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para sobrecostos anuales medios normalizados

Es facil ver de los resultados anteriores que los mayores sobrecostos por operacién en régimen
ciclico los experimentan las centrales de tipo TGCC, seguido por las de tipo TGCA y con las
centrales TV con bajo nivel de sobrecostos en comparacion con las anteriores. De la tabla 14 es
posible ver que en general los sobrecostos aumentan de 2030 a 2035, lo que es coherente con
el importante aumento en penetracién de generacién variable durante aquel periodo, que trae
como consecuencia un mayor nivel de operacion ciclica. De estos aumentos, es posible notar
gue los mayores aumentos se dan en las centrales de tipo TGCC y TGCA producto del mayor
numero de encendidos que describen en general en 2035.

El componente de sobrecosto protagonista de estos resultados corresponde sin duda a los
costos de capital y mantenimiento (C&M) debido a los dafios que producen en las instalaciones
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la ejecucion de ciclos de encendido y seguimiento de carga. Esto resulta preocupante pues estos
costos tienen un caracter de largo plazo, toda vez que se activan luego de que existe cierto nivel
de acumulacién de dafio en los distintos componentes de la instalacién, la que por cierto es
dificil de estimar y/o monitorear. Esto a diferencia del sobrecosto de combustible adicional, por
ejemplo, sobre el cual los propietarios y operarios de las instalaciones tienen en general
bastante claridad respecto de su momento de activacion y de su valor.

A continuacién se muestra el detalle de sobrecostos medios para las ocho centrales TGCC
estudiadas:

Sobrecostos anuales medios asociados al cycling centrales TGCC 2030
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Figura 85: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling para centrales TGCC a 2030
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Sobrecostos anuales medios asociados al cycling centrales TGCC 2035

HC&M Combustible Adicional W EFOR M@ETOTAL

$ 14,000,000
$ 12,000,000
$ 10,000,000 -
$8,000,000 -
$ 6,000,000 -
$ 4,000,000 -
$2,000,000 -
$0 -

[usD]

Figura 86: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling para centrales TGCC a 2035

Las figuras 85 y 86 permiten visualizar el sobrecosto total estimado en el que deberan incurrir
anualmente los propietarios de las instalaciones por concepto de operacién ciclica exacerbada
por la alta penetracidn proyectada de tecnologias de generacién variable. Citando lo revisado en
la 2.3.1.(4).(c) y observando el caso de la central “KELAR”, los poco mas de 10 [MMUSD] de
sobrecosto de capital y mantenimiento debido a cycling podrian traducirse a que dicha central
deba realizar una inspeccion mayor cada 4 afios, asumiendo que el costo de dicho hito de
mantenimiento es de aproximadamente 40 [MMUSD].

Si bien el riesgo por indisponibilidad forzada o EFOR es claramente menor comparado con los
sobrecostos de capital y mantenimiento, cabe destacar que el impacto que el cycling tiene
sobre esta figura podria hasta duplicar el riesgo total que experimentan los propietarios de las
instalaciones por concepto de no estar disponible para operar. A continuacién se muestra, para
el caso de las centrales TGCC, una comparacion entre el riesgo asociado a EFOR debido a cycling
y el riesgo asociado a EFOR normal sumado al anterior. El indice de indisponibilidad forzada
normal que se considera para estas centrales es de 1%, lo que corresponde a 88 [h] fuera de
servicio en el afio [6].

93



EFOR TGCC 2030

Riesgo asociad'o a | Riesgo asociado Participacion
Nombre central EFOR por cycling a EFOR total .
[USD/MW cap.] | [USD/MW cap.] cycling
KELAR $2,635 $4,638 56.8%
NEHUENCO_01_GNL $ 2,066 $ 4,069 50.8%
NEHUENCO_02_GNL $2,315 $4,318 53.6%
NUEVA_RENCA_GNL $ 1,035 $3,038 34.1%
SAN_ISIDRO_01_CC $1,100 $3,103 35.5%
SAN_ISIDRO_02_CC $2,616 $4,618 56.6%
GAS_ATACAMA_CC1_GNL $2,362 $ 4,365 54.1%
GAS_ATACAMA_CC2_GNL $2,425 $4,427 54.8%
PROMEDIO $ 2,069 $4,072 49.5%

Tabla 15: Impacto del cycling en el riesgo asociado a EFOR de centrales TGCC a 2030

EFOR TGCC 2035

Riesgo asociad.o a | Riesgo asociado Participacion
Nombre central EFOR por cycling a EFOR total .
[USD/MW cap.] | [USD/MW cap.] cycling
KELAR $2,861 $ 5,004 57.2%
NEHUENCO_01_GNL $2,651 $ 4,794 55.3%
NEHUENCO_02_GNL $2,759 $ 4,901 56.3%
NUEVA_RENCA_GNL $1,087 S$ 3,229 33.7%
SAN_ISIDRO_01_CC $2,139 $4,282 50.0%
SAN_ISIDRO_02_CC $2,838 S 4,981 57.0%
GAS_ATACAMA_CC1_GNL $2,727 $ 4,870 56.0%
GAS_ATACAMA_CC2_GNL $2,736 $4,878 56.1%
PROMEDIO $2,475 $4,617 52.7%

Tabla 16: Impacto del cycling en el riesgo asociado a EFOR de centrales TGCC a 2035

Asi, es posible observar que el cycling puede ser responsable de hasta la mitad de las horas
anuales que una central de este tipo experimente indisponibilidad forzada, duplicando el riesgo
de no percibir ingresos por este motivo.
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4.2. Caso de Estudio 2

A continuacion se muestran los resultados para la evolucién de la operacidn ciclica proyectada a
largo plazo para la seleccion de 30 centrales de generacion térmica situadas en el subsistema
SIC, a partir de los resultados de los estudios de planificacién y analisis de CP del Proceso de
PELP e informacidn publica de operacidn histérica del SEN.

4.2.1. Nivel de Ciclaje

A continuacién se muestra graficamente el nivel de operacidon ciclica para las centrales TV
Menor/Mayor en 2016, seguido de los graficos diferenciales entre el nivel de cycling 2035 y
2016. Se omiten los resultados para la operacién ciclica de estas centrales en 2030 y 2035 al
corresponder estos a un subconjunto de los ya incluidos en el caso de estudio 1:

Encendidos Unidades TV Menor/Mayor 2016

W Hot starts Warm starts M Cold starts
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Figura 87: Resultados para ciclos de encendido de centrales carboneras en operacion anual 2016
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Ramping Unidades TV Menor/Mayor 2016
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Figura 88: Resultados para ciclos de ramping de centrales carboneras en operacién anual 2016

Encendidos Diferenciales Unidades TV Menor/Mayor (2035-2016)

M Cold starts ™ Warm starts H Hot starts
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Figura 89: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de encendido de centrales carboneras
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Ramping Diferencial Unidades TV Menor/Mayor (2035-2016)
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Figura 90: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de ramping de centrales carboneras

Como se menciond en el caso de estudio 1, en las operaciones proyectadas para 2030 y 2035 no
se obervan encendidos para las centrales TV mds alla de un ciclo anual debido al mantenimiento
programado. Debido a esto, la figura 89 muestra una disminucidn generalizada del cycling de
encendidos respecto de 2016 que se contrapone con lo esperable ante un aumento de
penetracién de generacion variable. Esto ocurre al provenir la operacidon 2016 de perfiles de
generacion reales histéricos, donde la operacion de las centrales no sélo esta definida por un
modelo matematico de predespacho econémico como en el caso de los perfiles de generacién
sintéticos proyectados para 2030 y 2035, sino que también contiene acciones de redespacho
efectuadas ese afio, entre otras indicaciones que entrega el CEN a las centrales en condiciones
de operacién real del sistema eléctrico.

En cuanto al ramping, la figura 90 muestra un importante crecimiento de operacién en
seguimiento de carga de las centrales de tipo TV Menor, lo que al igual que en el caso de
estudio 1 obedece al mayor requerimiento de balance de potencia por parte del sistema debido
al aumento de penetracién de la generacidn variable. Cabe destacar que entre los afios 2016 y
2035, la generacion esperada en el ejercicio de planificacidon de largo plazo para la tecnologia
solar fotovoltaica asciende de 5% a 24%, mientras que en el caso de la tecnologia edlica
terrestre, su generacion esperada escala de un 5% a 14% [6].
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Similarmente, a continuacién se muestra graficamente el nivel de operacién ciclica para las
centrales de tipo TGCC y TGCA en 2016, seguido de los graficos diferenciales entre el nivel de
cycling 2035 y 2016 para los mismos tipos. Se omiten los resultados para la operacidn ciclica de
estas centrales en 2030 y 2035 al corresponder estos a un subconjunto de los ya incluidos en el
caso de estudio 1:

Encendidos Unidades TGCC 2016
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Figura 91: Resultados para ciclos de encendido de centrales de ciclo combinado en operacion anual 2016
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Figura 92: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo combinado en operacién anual 2016
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Encendidos Unidades TGCA 2016
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Figura 93: Resultados para ciclos de encendido de centrales de ciclo abierto en operacion anual 2016
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Figura 94: Resultados para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto en operacién anual 2016
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Encendidos Diferenciales Unidades TGCC (2035-2016)
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Figura 95: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de encendido de centrales de ciclo combinado

Ramping Diferencial Unidades TGCC (2035-2016)
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Figura 96: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de ramping de centrales de ciclo combinado

100




Encendidos Diferenciales Unidades TGCA (2035-2016)
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Figura 97 Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de encendido de centrales de ciclo abierto

Ramping Diferencial Unidades TGCA (2035-2016)
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Figura 98: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para ciclos de ramping de centrales de ciclo abierto
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De las figuras anteriores es posible notar un claro y generalizado aumento de la operacién
ciclica a largo plazo, lo que obedece al importante aumento en participacion de la generacién
variable hacia 2035. A continuaciéon se muestran algunos ejemplos puntuales de incrementos
importantes en cycling entre 2016 y 2035 como respuesta a la mayor penetracién de
tecnologias renovables variables:

Incrementos en Encendidos Notables 2016-2035

© Warm starts SAN_ISIDRO_02_CC (TGCC) X Cold starts QUINTERO_2_DIESEL (TGCA)
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Figura 99: Casos de incremento notable en los encendidos de centrales térmicas de la zona SIC entre 2016 y 2035

Incrementos en Ramping Notables 2016-2035
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Figura 100: Casos de incremento notable en el ramping de centrales térmicas de la zona SIC entre 2016 y 2035

102



4.2.2. Sobrecostos Asociados

A continuacidn se muestran los sobrecostos anuales promedios que experimentan los distintos
tipos de centrales del SIC estudiadas atribuibles al nivel de ciclaje mostrado anteriormente para
el 2016:

Sobrecostos anuales medios asociados al cycling 2016

TV Menor ETV Mayor mTGCC mTGCA
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Figura 101: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling por componente de costo y tipo de central a
2016
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Sobrecostos anuales medios normalizados asociados al cycling 2016

E TV Menor mTV Mayor TGCC ®mTGCA

S 4,000
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Figura 102: Sobrecostos anuales medios normalizados debido al cycling por componente de costo y tipo de
central a 2016

De estos resultados de valorizacion para 2016 es posible ver que el sobrecosto de capital y
mantenimiento sigue siendo el componente de costo de cycling protagonista, incluso con la
relativamente baja penetracidon de generacién variable en este caso base (10% de generacion
combinada entre tecnologias solar fotovoltaica y edlica terrestre) [6]. Sin embargo, cabe
destacar que el volimen de sobrecostos totales es muy bajo comparado con los resultados
obtenidos en el caso de estudio anterior para los horizontes temporales 2030 y 2035, lo que
nuevamente obedece al aumento en penetracién de generacién variable y el consecuente
mayor requerimiento por operacion ciclica.

De la figura 102 es posible observar que para la operacidn 2016 los sobrecostos debido a cycling
son mayores para las centrales TV que las TG, al contrario de lo visitado en el caso de estudio 1.
Esto proviene de que los ciclos de encendido requeridos por el sistema fueron repartidos de
manera mas homogénea entre los tipo de central por la operacion real 2016. Cabe recordar que
los perfiles analizados para este caso contienen acciones de redespacho, entre otras acciones
ordenadas por el CEN para con las centrales que son imprevisibles por la modelacion de
operacion realizada para obtener los perfiles de generacion sintéticos de la operacion 2030 y
2035 estudiadas en el presente trabajo. Dicho esto, el modelo matematico de operacién que
decide en el caso de los horizontes temporales proyectados tiende a asignarle una operacién
continua a las centrales de tipo TV (minimizando ciclos de encendido) y una operacién mas
intermitente a las centrales de tipo TG.

Lo anterior es, por supuesto, mas claro de ver en escenarios de penetracién de generacion
variable mayor, donde incluso si se consideraran las condiciones y ocurrencias propias de la

104



operacion real (redespacho, contingencias, entre otras) las centrales de tipo TG describirian
estrictamente mayor cantidad de ciclos de encendido, obedeciendo a sus caracteristicas
tecnico-econémicas respecto de las centrales TV. Como aproximacién a dicha descripcidn, se
muestran a continuacion las diferencias entre resultados para valorizacion de la operacion

ciclica 2035 y 2016:

Resumen sobrecostos medios normalizados diferenciales (2035-2016)

Sobrecosto Combustible Sobrecosto
Tipo Sobrecosto C&M Adicional Sobrecosto EFOR | Sobrecosto TOTAL TOTAL
Central [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] [dif % 2016]
TV Menor S 747 -$ 232 -$ 302 $213 6.1%
TV Mayor -$ 553 -$ 327 -$ 2,597 -92.5%
TGCC S 14,690 $585 $2,102 $17,378 720.2%
TGCA S 7,035 $1,110 S 288 $8,433 1220.7%
Tabla 17: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para sobrecostos anuales medios normalizados
Sobrecosto anual asociado a cycling 2016-2035
XTV Menor @TV Mayor BTGCC TGCA
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Figura 103: Evolucidn del sobrecosto anual medio normalizado asociado al cycling por tipo de central entre 2016
y 2035
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De este analisis diferencial es claro ver que a medida que crece la participacion de la generacion
variable, el nivel de cycling y su sobrecosto asociado aumenta fuertemente, y las centrales TGCC
y TGCA toman el protagonismo en cuanto a la provisién de dicha operacién ciclica.

Finalmente, a fin de reforzar el importante aumento en operacion ciclica que experimentarian
las centrales TGCC a largo plazo, se muestra a continuacion el impacto del cycling en EFOR a
2016, el que corresponde sélo a un 20% de los impactos revisados para 2030 y 2035:

EFOR TGCC 2016

Riesgo asociado a | Riesgo asociado Participacion
Nombre central EFOR por cycling a EFOR total c cl'?n
[USD/MW cap.] | [USD/MW cap.] ycling

NEHUENCO_01_GNL $118 $1,642 7.2%
NEHUENCO_02_GNL $ 105 $1,629 6.4%
NUEVA_RENCA_GNL $289 $1,814 16.0%
SAN_ISIDRO_01_CC $335 $ 1,860 18.0%
SAN_ISIDRO_02_CC $114 $1,639 7.0%
PROMEDIO $192 $1,717 10.9%

Tabla 18: Impacto del cycling en el riesgo asociado a EFOR de centrales TGCC a 2016
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4.3. Caso de Estudio 3

A continuacidn se muestran los resultados para la operacidn ciclica proyectada en centrales de
generacioén térmica a partir de ERNC, a partir de los resultados de los estudios de planificacion y
anadlisis de CP del Proceso de PELP. Este analisis reducido corresponde a la central solar CSP
“CERRO_DOMINADOR”, actualmente en construccion, y a la central geotérmica
“CERRO_PABELLON”, actualmente en operacién comercial.

4.3.1. Nivel de Ciclaje

A continuacion se muestran los resultados para la operacidon ciclica de las centrales
mencionadas anteriormente, para ambos horizontes temporales 2030 y 2035:

Encendidos Unidades CSP y Geotérmicas 2030
B Hot starts Warm starts H® Cold starts
120
100
(7]
9
S 80
3
5 60
[
£ 40 -
=]
2
| |
O T T 1
CSP_CERRO_DOMINADOR ~ GEO_CERRO_PABELLON_|  GEO_CERRO_PABELLON_II

Figura 104: Resultados para ciclos de encendido de centrales CSP y geotérmicas en operacion anual 2030

Ramping Unidades CSP y Geotérmicas 2030
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Figura 105: Resultados para ciclos de ramping de centrales CSP y geotérmicas en operacion anual 2030
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Encendidos Unidades CSP y Geotérmicas 2035

B Hot starts = Warm starts ® Cold starts

Numero de ciclos

50 A

CSP_CERRO_DOMINADOR ~ GEO_CERRO_PABELLON_|  GEO_CERRO_PABELLON_I

Figura 106: Resultados para ciclos de encendido de centrales CSP y geotérmicas en operacion anual 2035

Ramping Unidades CSP y Geotérmicas 2035
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Figura 107: Resultados para ciclos de ramping de centrales CSP y geotérmicas en operacién anual 2035

Encendidos Diferenciales Unidades CSP y Geotérmicas (2035-2030)

H Cold starts = Warm starts ® Hot starts
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Figura 108: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de encendido de centrales CSP y geotérmicas
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Ramping Diferencial Unidades CSP y Geotérmicas (2035-2030)
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Figura 109: Diferencias entre resultados 2035 y 2030 para ciclos de ramping de centrales CSP y geotérmicas

De las figuras anteriores es posible observar que existe cierto nivel de operacién ciclica para
estas centrales térmicas a partir de ERNC, el que para ambas tecnologias aumenta entre 2030 y
2035, duplicando sus ciclos de encendido en caliente y de ramping en respuesta al aumento en
penetracidn de generacidn variable que experimenta el sistema, citado en los casos de estudios
anteriores.

Para el caso de la central geotérmica, los ciclos de apagado y encendido registrados se
describen en algunos amaneceres y atardeceres a lo largo de los afios de analisis y tienen una
corta duracion. De esta forma, estas centrales aportan al balance de potencia en horas donde,
particularmente en la zona SING, la generacion solar fotovoltaica describe rampas de
subida/bajada pronunciadas.

Por su parte, la central solar CSP posee una operacidon inherentemente ciclica, al operar
normalmente transfiriendo la energia caldrica del sol a sus sales fundidas durante el dia, y luego
transfiriendo aquella energia almacenada a una TV durante la noche. De esta forma, los
componentes que son similares a los de una central TV convencional (i.e. carbonera) como la
caldera o turbina experimentan gradientes térmicas debido al cycling en su operaciéon normal.

4.3.2. Sobrecostos Asociados

A continuacién se muestran los resultados para la valorizacion del cycling de centrales térmicas
a partir de ERNC referentes a los dos componentes de sobrecosto asociados a dafos. El
componente de sobrecosto asociado al combustible adicional por concepto de ciclos de
encendido no se incluye en este andlisis, puesto que para el caso de la energia solar y
geotérmica el combustible o energético primario no posee costo:
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[usD]
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Figura 110: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling por componente de costo a 2030
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Figura 111: Sobrecostos anuales medios absolutos debido al cycling por componente de costo a 2035
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Resumen sobrecostos medios normalizados diferenciales (2035-2030)

Sobrecosto

TOTAL

Sobrecosto C&M Sobrecosto EFOR Sobrecosto TOTAL [dif %

Central [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] [USD/MW cap.] 2030]
CSP_CERRO_DOMINADOR $ 13,854 $5,782 $19,636 68.1%
GEO_CERRO_PABELLON_| $2,073 $ 1,066 $3,139 72.4%
GEO_CERRO_PABELLON_II $2,385 $1,222 $ 3,607 89.8%

Tabla 19: Diferencias entre resultados 2035 y 2016 para sobrecostos anuales medios normalizados

Es claro ver que el sobrecosto asociado a la operacién ciclica de la central solar CSP es mayor
qgue aquel de la geotérmica al describir este un mayor volumen de ciclos de encendido y
seguimiento de carga. Junto con esto, cabe destacar que para estas centrales la participaciéon
del sobrecosto asociado a indisponibilidad forzada en el total del sobrecosto es
considerablemente mayor que para las centrales térmicas convencionales antes evaluadas
(hasta mas del 50% para las geotérmicas). Esto se debe a que las centrales aqui revisadas
poseen un alto factor de planta tipico, similar al de las TV Menor/Mayor convencionales, pero
poseen un mayor nivel de ciclaje que las anteriores. Asi, se podria decir que estas centrales son
las que perciben el mayor costo de oportunidad relativo de no estar disponible.

Por otro lado, en términos netos se puede observar de la tabla 19 que los sobrecostos asociados

a la operacion ciclica de estas centrales aumenta considerablemente de 2030 a 2035,
obedeciendo al ya citado aumento en penetracién de las tecnologias de generacién variable.
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5. Discusion Regulatoria

El presente trabajo se ha enfocado en identificar y cuantificar los riesgos econdmicos a los que
se someten los actores en generacion térmica debido al nivel de operacidn ciclica que el sistema
demanda de sus instalaciones, en una realidad de creciente penetracién de tecnologias de
generacién variable. De la clasificacién detallada de dichos riesgos, discutida en capitulos
anteriores, estos se pueden agrupar en dos dimensiones principales en cuanto al origen de los
mismos: aquel riesgo econdmico asociado al disefio de mercado, y aquel asociado a las
vicisitudes operativas y su impacto en la infraestructura.

El primer riesgo guarda relacion con el hecho de que ciertas centrales térmicas existentes
fueron evaluadas econdmicamente para operacién en base, considerando grandes volimenes
de ventas fisicas de energia y un bajo nivel de intermitencia durante esta actividad que
conforma el core de su negocio. Sin embargo, la creciente operacién a carga parcial requerida
por los sistemas eléctricos a medida que van insertando generacién variable a sus matrices, ha
reducido el desempefio econdmico de los actores en este mercado. Cabe destacar que para el
SEN, el mercado de la energia es responsable de 2/3 de las transferencias econdmicas totales,
mientras que el tercio restante se divide entre los mercados de potencia y servicios
complementarios con 32% y 2% de las transferencias econdmicas totales respectivamente2 [42]
[44].

El segundo riesgo guarda relacién con que aparte de la evaluacion econédmica, muchas de estas
centrales fueron disefiadas técnicamente para operaciéon en base, considerando un bajo nivel de
intermitencia y variabilidad. En cuanto a esta dimensidn, los elevados sobrecostos debido al
cycling obtenidos en el capitulo 4, particularmente para el caso de las centrales TGCC y TGCA,
llaman a modernizar y flexibilizar dichas instalaciones de manera oportuna. Esto a fin de mitigar
tales sobrecostos proyectados a futuro y conjuntamente acelerar la anhelada insercién masiva
de tecnologias de generacidn renovable variable al SEN.

De esta forma, el presente capitulo pretende fundamentar la necesidad del desarrollo de un
mercado de SS.CC. que abra una nueva linea de negocios para los actores en generacién
térmica. Un mercado que vaya progresivamente posicionandose como el nuevo nucleo de su
actividad econdmica, permitiéndoles resolver o mitigar los dos riesgos visitados anteriormente.
Se comenta también sobre la experiencia europea en cuanto a la modernizacién de la flota
generadora térmica y el rol que tuvo el redisefio del mercado en este sentido.

5.1. Mercado y SS.CC.

A medida que el sistema eléctrico se descarboniza con la creciente entrada de generadores a
partir de ERNC, la energia se torna cada vez mds abundante y barata, mientras que la
flexibilidad o la capacidad de redistribuir aquella energia de manera eficiente y segura se vuelve

2 Céalculo simplificado a partir del Balance de Facturacién del SIC correspondiente al mes de octubre 2017 [42].
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cada vez mas escasa y valiosa [44]. De esta forma, este cambio de paradigma para los mercados
eléctricos llama a replantearse el concepto de suficiencia.

La suficiencia ha sido histéricamente asociada a la disponibilidad de capacidad adicional a los
niveles maximos que alcanza la demanda, a fin de admitir nueva demanda asociada al
crecimiento econdmico y vegetativo. Asi, uno de los desafios para el sector eléctrico fue
incentivar la inversion en infraestructura de generacién de tal manera de poder adelantarse a
aquel crecimiento en la demanda con suficiente holgura, a fin de evitar a toda costa un
escenario de escasez energética. En Chile esto se fomentd a través del pago por potencia o
capacidad, esquema en el cual los actores en generacion reciben un pago asociado a su potencia
de suficiencia indepdendiente de si operan inyectando energia al sistema o no, a diferencia del
mercado de energia (spot). Cabe destacar que a la fecha el SEN cuenta aproximadamente con
un 151% de sobreinstalacion y que el mercado de capacidad es responsable de alrededor de 1/3
de las transacciones econdmicas totales realizadas el mercado eléctrico nacional [6] [42].

Con lo anterior en mente, se podria convenir en que la suficiencia por capacidad conformé un
desafio del pasado y hoy se encuentra superado en gran medida. El desafio actual para los
mercados eléctricos corresponde a incentivar la operacidn flexible de los distintos recursos, a fin
de alcanzar niveles adecuados de suficiencia de flexibilidad que admitan la insercidon de los
medios de generacién variables que proveen energia en abundancia y a bajo costo.
Lamentablemente, el mercado de capacidad conforma hoy una amenaza para la mejora en
flexibilidad y la eficiencia econdmica en general de los sistemas. Esto pues los pagos por
capacidad no premian a ciertas centrales beneficiarias por ser flexibles, y al contrario, preservan
econdmicamente otras centrales que son muy inflexibles [45] [46].

La transicién de un disefio de mercado donde el desafio de suficiencia de capacidad se
replantee como suficiencia de flexibilidad, entendiendo este ultimo como el recurso realmente
escaso y valioso en el nuevo paradigma de generacién variable, debiera tener como
consecuencia una importante redistribucién de las transferencias econdmicas entre los
submercados. Para el caso chileno, se esperaria que progresivamente se desplazaran dineros
desde los mercados de capacidad y energia, en los cuales no se refleja el costo o valor de Ia
flexibilidad operacional, hacia el mercado de servicios complementarios.

Para esto es necesaria la introduccién de nuevos SS.CC. en la regulacién nacional, que
remuneren los distintos recursos de flexibilidad operacional. Particularmente, aquellos
relacionados con la operacién ciclica de centrales térmicas convencionales como lo son la
descripcidn de ciclos de seguimiento de carga significativos y la operacién intermitente [11]. En
2.4.2 se visitaron las definiciones de SS.CC. de algunos paises cuyos mercados de flexibilidad
cuentan con un alto nivel de desarrollo, donde la operacién ciclica referida anteriormente es
efectivamente valorada como un producto en si mismo en sus distintas expresiones. De estas,
se destaca la clasificacion conceptual utilizada en Estados Unidos (CAISO y PJM) para con la
operacion ciclica por su simplicidad y permitir reflejar adecuadamente las maniobras de cycling.

El esquema de provisién y remuneracidon de los nuevos servicios complementarios que se
introduzcan debe responder o aproximarse a mecanismos de mercado en la mayor medida
posible, permitiendo la competencia entre los distintos actores a fin de asegurarlos menores
precios posibles a los consumidores finales por concepto de flexibilidad. Por otro lado, deben
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incentivar la inversidn en la modernizacidn de las instalaciones de generacidn y otros recursos
para prestar flexibilidad operacional [11] [44].

Como se revisé en 2.4.1, en Chile actualmente no existe mercado de SS.CC., al ser la prestacion
de los mismos de caracter obligatoria e instruida exclusivamente por el CEN. De esta forma, los
propietarios de instalaciones de generacion, y de otras clases de infraestructura que podrian
participar, no ven sefiales econdmicas para desarrollar casos de negocios en torno a la provision
de servicios complementarios. Asi, a la fecha los incentivos para modernizar y flexibilizar las
instalaciones son muy bajos [18].

Sin embargo, recientemente fue ingresado a Contraloria un nuevo Reglamento de Servicios
Complementarios, asociado a la nueva Ley General de Servicios Eléctricos ([32]), cuyo borrador
se ha publicado para consulta publica y da luces de algunos avances en este sentido que podrian
entrar en vigencia en los proximos anos. La principal modificacién al Reglamento va justamente
en la direccién mencionada en los parrafos anteriores, al dejar atrds el esquema de provision
obligatoria decidida de manera centralizada por el CEN para los servicios. Se definen procesos
de licitaciones o subastas para la provision, segln el plazo de prestacidn, y solo se vuelve a la
légica de provisidon obligatoria cuando los procesos anteriores se declaren desiertos o no se
consideren competitivos [47].

Una propuesta alternativa y complementaria al desarrollo del mercado de SS.CC. que comienza
en el sector eléctrico nacional con lo mencionado anteriormente, podria ir mds por el camino de
una imposicion regulatoria por flexibilidad de parte de las centrales térmicas o bien un alto
desincentivo econdmico a no contar con prestaciones para brindar aquella flexibilidad. Un
esquema tal podria materializarse como una reforma al pago por potencia, donde la potencia de
suficiencia que se le reconozca a las centrales sea una funcién de algunos parametros clave
respecto de la flexibilidad de la central, como lo son el rango de operacion, la capacidad de
rampa y los tiempos de encendido y apagado, entre otros. De esta forma, el pago por potencia
cumpliria el rol de preservar econdmicamente a centrales térmicas que describan un bajo
volumen de ventas fisicas, pero que de ser requeridas por el sistema, cuentan con prestaciones
para responder oportunamente. Asi, la remuneracién por capacidad podria progresivamente ir
transformdndose de un instrumento que garantizaba la suficiencia de capacidad, a uno que
garantice la suficiencia de flexibilidad del sistema.

Una opcion mds impositiva podria ser el decreto de retiro de centrales térmicas de muy larga
data, cuyas inversiones ya se encuentren recuperadas y posean bajas prestaciones para proveer
flexibilidad. Una regulacion tal no solo conformaria una politica fuerte en términos del
mejoramiento de la flota de generacion térmica, sino que también en términos de la
descarbonizacion del parque.
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5.2. Experiencia Europea en Modernizacion del Parque Térmico

El desarrollo del mercado de SS.CC. en los distintos mercados europeos ha conformado el hilo
conductor para la modernizacién y mejoramiento de las caracteristicas de flexibilidad de sus
centrales térmicas en los ultimos afios. Esto ante una seria necesidad por ingresos adicionales
por parte de estos actores, en un contexto de menores precios y menores ventas fisicas
producto de la proliferaciéon de las tecnologias de generacidon renovable variable. Este peor
desempeiio en el mercado de la energia por concepto de la alta competencia que han
introducido los generadores variables, se suma al riesgo que perciben las centrales térmicas de
los crecientes costos futuros asociados a emisiones de gases de efecto invernadero, en el
contexto actual de descarbonizacién generalizada en los sistemas de infraestructura de gran
escala [18].

Con la entrada de los actuales mercados de SS.CC., que operan mediante mecanismos de
mercado como los visitados en la regulacién australiana y estadounidense en 2.4.2, y ante un
escenario de sobreinstalacién térmica, se generd6 mucha competencia para la provision de
dichos servicios. Esto llevd a su vez a que los propietarios de las instalaciones compitieran
fuertemente en modernizar sus centrales para poder obtener el mayor valor posible de ellas en
estos mercados, generdndose asi un circulo virtuoso para dichos actores [18]. A continuacién se
muestra el impacto de lo anterior en la distribucidon de los mdrgenes operacionales por tipo de
mercado para distintas centrales italianas:
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Figura 112: Distribucion de margenes operacionales por mercado para distintas centrales TGCC italianas en 2015.
Eje ordenado corresponde a margenes en [€/MW]. Linea discontinua corresponde a margen medio. MB y MSD
son mercados de SS.CC. de balance, Ml y MGP son mercados de energia (intradiario y day-ahead
respectivamente) [48]

De esta figura es posible observar como los mercados de SS.CC. juegan un rol central en
mantener la rentabilidad de las centrales TGCC, que participan cada vez menos en los mercados
de energia. La figura muestra incluso algunas centrales que tienen margenes negativos en los
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mercados de energia, pero logran rentar gracias a sus ingresos en los mercados de balance o
servicios complementarios.

Existen varias caracteristicas técnicas de las centrales térmicas que pueden mejorarse para
prestar mayor flexibilidad operacional al sistema y asi desempefiar mejor en los mercados de
servicios de balance. A continuacién se muestran algunos resultados de proyectos de mejora
desarrollados por la empresa Engie Laborelec a centrales europeas:

Ejemplo N°1:
Unidad Carbén Pulverizado
(subcritica) en Alemania Ejemplo N°2:
Unidades ENGIE CCGT GE Clase F

PMIN
2012: 150 [MW] Pun Puax

2015: 120[MW] 2012: 220 [MW] 2012: 420 [MW]
2015: 130[MW] 2015: 450[MW]

Ramp-Rate - - o
2012: 8.5 [MW/min] Ramp-Rate arranaue (Toer )

. ; 2012: 12 [MW/min] 2012: 80 [min]
2015: 10 [MW/min] 2015: 36 [MW/min] 2015: 58 [min]

Figura 113: Resultados de mejora en prestaciones de flexibilidad para centrales TV y TGCC en europa [48]
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Figura 114: Resultados de mejora en ciclos de encendido para una central TGCC en europa [48]
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Cabe destacar que las centrales de las figuras anteriores corresponden al mismo tipo, tanto en
el caso de la carbonera (subcritica) como en el de la de ciclo combinado (GE clase F), que las
existentes en Chile, con lo que aquellas mismas mejoras son posibles de aplicar en las centrales
del SEN. Lo que hace falta en el mercado nacional, es que exista el contexto para mejorar, a
través de incentivos claros que se propongan en las nuevas regulaciones a introducirse [48].

En el anexo 9.5 se incluyen figuras que muestran la comparacion entre algunas figuras de mérito
en cuanto a prestaciones de flexibilidad de centrales TGCC y TV chilenas y la flota térmica
europea de la empresa Engie (mostrada en percentiles). De este benchmark, llama la atencién
como incluso la TGCC mas moderna del SEN (Kelar) cuenta con prestaciones muy inferiores a los
referentes europeos. Esto refuerza la idea de que urge la entrada de nuevas regulaciones que
incentiven la flexibilizacidon del parque generador térmico, a fin de generar un contexto donde
sea atractivo o incluso necesario mejorar para mantener la rentabilidad, similar a lo citado de la
experiencia europea.
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6. Conclusiones

La proliferacién de la generacidon renovable variable corresponde a uno de los mayores cambios
de paradigma en la historia de la operacién de sistemas eléctricos de potencia, enfrentando a
los distintos actores a niveles de variabilidad neta sin precedentes en operacién normal. En
efecto, como se muestra a continuacién, se proyecta un aumento cuasi-lineal del nivel de
operacion ciclica de centrales térmicas a medida que aumenta la participacién de la generacion
variable a largo plazo:

Nivel de operacidn ciclica en funcién de participaciéon de generacion variable
M Encendidos Ramping
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Figura 115: Resultados para total de ciclos descritos por 30 centrales térmicas en 3 escenarios de participacion de
generacion variable, asociados a los horizontes temporales de proyeccion usados en el caso de estudio 2

Los resultados del presente trabajo permiten concluir que, hacia un escenario energético
prospectivo calibrado a partir de las tendencias tecnolégicas y econdmicas actuales, el Sistema
Eléctrico Nacional responde requiriendo un mayor grado de operacidén ciclica de las centrales de
generacion térmica que participan de él.

La operacion ciclica de centrales térmicas cuenta con una serie de implicancias técnicas que dan
lugar a serios desafios para sus propietarios, los que se ven reflejados en los sobrecostos que
producen y que han sido estimados en este documento de acuerdo al siguiente grafico:
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Evolucidn del sobrecosto anual medio normalizado asociado al cycling
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Figura 116: Evolucion del sobrecosto anual medio normalizado asociado al cycling (caso de estudio 2)

Se observa un gran numero de ciclos de encendido y apagado que requeriria el SEN de las
centrales de tipo turbina de gas de ciclo combinado (TGCC) y turbina de gas de ciclo abierto
(TGCA) a futuro, que aumentarian sus sobrecostos asociados a la operacidn ciclica en hasta un
720% y un 1220% respectivamente. Los resultados obtenidos permiten concluir que los
propietarios de unidades de tipo TGCC y TGCA estarian expuestos a los mayores riesgos
econdmicos asociados a la exacerbacién del cycling en escenarios de alta penetracidon de
tecnologias de generacién renovable variable.

Respecto de las centrales TV a carbdn, no se observd un incremento en sobrecostos asociados al
cycling comparable con aquellos presentados para las centrales de tipo TG. Esto se debe
principalmente a que las simulaciones de operacidén no establecen ciclos de apagado para las
unidades a carbdén, obedeciendo a su bajo costo variable de operacidon y restricciones
operativas. Sin embargo, al observarse una gran diferencia entre los ciclos de encendido
resultantes de la operacion real histérica 2016 revisada para las TV y aquellos de los perfiles
sintéticos proyectados a futuro en el caso de estudio 2 (mas de 10 veces mayor cycling en 2016
gue 2030 o 2035), dicho anilisis se considera poco representativo y no permite concluir
respecto de los sobrecostos para este tipo de central.

El componente de sobrecosto protagonista para todos los casos resultd ser aquel de capital y
mantenimiento debido al impacto de la operacidn ciclica sobre la infraestructura, seguido del
riesgo de indisponibilidad forzada y en ultimo lugar el sobrecosto por consumo de combustible
adicional. Una conclusion preocupante de esta distribucién corresponde al hecho de que los
sobrecostos asociados al desgaste de componentes son una consecuencia de largo plazo del
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cycling, cuya activacion cuenta con un grado de incertidumbre importante y cuya estimacion y
monitoreo conlleva gran dificultad. Los resultados obtenidos para estos sobrecostos de largo
plazo indican que con los niveles de ciclaje a largo plazo, una central TGCC podria estar
exponiéndose al costo de una inspeccién mayor (20-60 [MMUSD]) cada 4-6 afios y a que la
operacion ciclica sea responsable de hasta el 50% del tiempo que esta se encuentre impedida
de operar anualmente por concepto de indisponibilidad forzada.

Una limitacién importante a mencionar respecto de la metodologia propuesta y de la referencia
para datos de costos ([22]) aplicados en el trabajo, guarda relaciéon con que estos ultimos no
contemplan la vida util de las centrales. Aquellas centrales que se encuentran mas cercanas al
final de su vida util debieran experimentar sobrecostos mayores que aquellas mds nuevas. Por
su parte, una limitacion a mencionar del analisis realizado a partir de los resultados de
operacion de corto plazo del Proceso de PELP ([41]) guarda relacion con que para considerar de
mejor manera el impacto del cycling en el EFOR, se debiera actualizar el parametro referente a
la indisponibilidad forzada de cada central térmica para cada simulacién anual. Esto pues el
impacto en EFOR es de caracter acumulativo, a medida que la central va describiendo distintos
niveles de operacién en régimen ciclico afio a afo.

En cuanto a las centrales térmicas a partir de ERNC, se destaca el alto nivel de operacién ciclica y
sobrecosto asociado que se proyecta para la central solar CSP estudiada. A partir de esto, es
posible concluir que si bien a diferencia de las otras tecnologias la operacidn ciclica de este tipo
de central se disefia y evalla para ciclar diariamente, de igual manera sus componentes estan
expuestos a gradientes térmicos que acumuladamente se traducen en los altos sobrecostos de
C&M vy asociados al EFOR resultantes. Asi, incluso si estos resultados representaran
sobrestimaciones debido a que se equipard este tipo de central a unidades TV convencionales,
el cycling conforma un riesgo que no deben perder de vista los propietarios de instalaciones
tales.

Respecto de la central geotérmica estudiada, los resultados permitieron visualizar que existe un
leve régimen de operacion ciclica debido principalmente a algunos momentos en la operacién
del sistema donde existe sobregeneracion solar fotovoltaica que desplaza a esta tecnologia en el
orden de mérito. Sin embargo, en escenarios de penetracién de generacién variable aun
mayores que los estudiados en el presente trabajo, donde exista una matriz energética
totalmente descarbonizada, es altamente probable que las centrales geotérmicas describan un
importante nivel de cycling dada su capacidad despachable. Dicho esto, tal como se mencioné
para el caso de las centrales solares CSP, los sobrecostos asociados a la operacion ciclica
conforman riesgos que los propietarios de estas instalaciones deben comprender y mitigar para
gozar de una operacion confiable y rentable.

Ante el panorama a futuro expuesto en los parrafos anteriores, se puede concluir que existiria
un beneficio comun, tanto para el sistema como para los propietarios de centrales térmicas, en
el mejoramiento de dichas instalaciones en cuanto a sus prestaciones para brindar flexibilidad
operacional. Por un lado, el sistema requiere un parque generador térmico preparado para
operar oportuna y adecuadamente con los niveles de ciclicidad visitados a fin de admitir los
grandes volumenes de generacion variable que se proyectan y anhelan. Por otro, urge a los
propietarios de dichas instalaciones mitigar los sobrecostos asociados a estos niveles de
operacion ciclica a tiempo mediante el reacondicionamiento de su infraestructura. De esta
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forma, se hace necesaria la introduccion y el desarrollo de un nuevo esquema de provision de
servicios complementarios que incentive la modernizacion de las centrales térmicas y premie su
operacion flexible.

Es pertinente agregar, a modo de reflexion, que pudieran manifestarse innovaciones disruptivas
en el ambito tecnolégico que modificasen importantemente la prospectiva energética sobre la
cual se baso el presente trabajo. Un escenario tal podria ser una caida mds pronunciada que la
considerada en el Proceso PELP para el costo de inversidn en equipos BESS, la proliferaciéon de
proyectos de bombeo hidraulico, entre otras tecnologias de almacenamiento o generacion
despachable por surgir. Asi, en un contexto de despliegue masivo de sistemas de
almacenamiento, estos podrian desplazar a la operacidn ciclica de centrales térmicas como
principal fuente de flexibilidad operacional para el SEN y conformar un nuevo cambio de
paradigma, aun mas transformador que la proliferacién de la generacién renovable variable.

A modo de trabajo futuro para este trabajo, se propone:

e Analizar otras referencias de costos e incluirlas en la metodologia propuesta.

e Explorar formas de estimar de manera mas representativa la operacion intermitente de
las centrales TV a carbdn.

e Extender resultados a otros escenarios hidroldgicos disponibles (seca, media seca,
humeda).

e Incorporar la vida util de las centrales como variable adicional a modo de evaluar
correctamente los costos asociados a la operacion en régimen ciclico.

o Elaborar caso de estudio sobre evaluacién econdmica de proyectos BESS a partir de
sobrecostos de cycling como ingresos por SS.CC. a fin de evaluar competencia entre
cycling y BESS como recursos para la prestacion de flexibilidad operacional.
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7. Glosario

AEMO: Australian Energy Market Operator (operador de mercado de energia australiano)
AVI: Anualidad del Valor de la Inversion

BESS: Battery Energy Storage System (sistema de almacenamiento en baterias)
C&M: Capital y Mantenimiento
CAISO: California Independent System Operator (operador de sistema de California)
CAPEX: Capital Expenditures (inversiones de capital)

CC: Combined Cycle (ciclo combinado)
CCGT: Combined Cycle Gas Turbine (turbina de gas de ciclo combinado)
CCS: Carbon Capture and Storage (captura y almacenamiento de carbono)
CDEC: Centro de Despacho Econdmico de Carga
CEN: Coordinador Eléctrico Nacional
COMA: Costos de Operacidon, Mantenimiento y Administracién
CP: Corto Plazo
CPF: Control Primario de Frecuencia
CSF: Control Secundario de Frecuencia

CSP: Concentracion Solar de Potencia
DC: Direct Current (corriente continua)

DFL: Decreto con Fuerza de Ley
DMC: Desconexiéon Manual de Carga
DS: Decreso Supremo
EDAC: Esquema de Desconexidon Automatica de Carga
EFOR: Equivalent Forced Outage Rate (tasa de indisponibilidad forzada equivalente)
ERNC: Energia Renovable No Convencional
ESI: Energy Systems Integration (integracién de sistemas energéticos)
f.p.: Factor de Planta
FV: Fotovoltaica
GE: General Electric
GNL: Gas Natural Licuado
GT: Gas Turbine (turbina de gas)
Gx: Generacién
HRSG: Heat Recovery Steam Generator (generador de vapor a partir de recuperacién de
calor)
IDPSSCC: Informe de Definicién y Programacion de Servicios Complementarios
LCOE: Levelized Cost of Energy (costo nivelado de la energia o costo de desarrollo)
LTSA: Long Term Service Agreement (contrato de mantenimiento de largo plazo)

MB: Mercato del Bilanciamento (mercado de balance)
MGP: Mercato del giorno prima (mercado a un dia de anticipacién o day-ahead)
MI: Mercato infragiornaliero (mercado intradiario)
MIF: Maintenance Interval Function (curva de intervalos de mantenimiento)
MSD: Mercato per il Servizio di Dispacciamento (mercado de servicios de despacho)
NREL: National Renewable Energy Laboratory (laboratorio nacional de energia renovable)
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NTSyCS:

OCGT:
OEM:
PCS:
PDCE:
PELP:
PLP/PCP:
PRS:
PV:

RE:

S/E:
SCADA:

SEN:
SEP:
SIC:
SING:
SS.CC.:
ST:
STE:
TG:
TGCA:
TGCC:
TV:
USD:

Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio

Open Cycle Gas Turbine (turbina de gas de ciclo abierto)
Original Equipment Manufacturer (proveedor de equipamiento original)
Power Control System (sistema de control de potencia)
Plan de Defensa contra Contingencias Extremas
Planificacion Energética de Largo Plazo

Programacion de Largo Plazo / Corto Plazo

Plan de Recuperacién de Servicio

Photovoltaic (fotovoltaica)

Renewable Energy (energia renovable)

Subestacién

Supervisory Control and Data Acquisition (sistema de control supervisorio y de
adquisicion de datos)

Sistema Eléctrico Nacional

Sistema Eléctrico de Potencia

Sistema Interconectado Central

Sistema Interconectado del Norte Grande

Servicios Complementarios

Steam Turbine (turbina de vapor)

Solar Thermal Electric (energia eléctrica solar térmica)
Turbina de Gas

Turbina de Gas de Ciclo Abierto

Turbina de Gas de Ciclo Combinado

Turbina de Vapor

United States Dollars (ddlares estadounidenses)
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9. Anexos

9.1. Resultados del estudio de costos de ciclaje de centrales del NREL [22]:

T'able 1-1: Typical lower bound costs of cycling and other data for various generation types
Coal - Small Sub |Coal - Large Sub |Coal - Super (Gas - CC Gas - Large Gas - Aero
Unit Types Critical Critical (Critical [GT+HRSG+5T] |Frame CT Derivative CT Gas - Steam
Cost ltem/
|Typical Hot Start Data
-CE&M cost ($/MW cap.)
Median 94 55 54 35 3z 15 36
~25th_centile 79 39 39 8 22 12 5
~75th_centile 131 =] 63 56 a7 61 42
-EFOR Impact
Median 0.0086% 0.0057% 0.0037% 0.0025% 0.00208 0.0073% 0.0029%
~25th_centile 0.0045% 0.0035% 0.0030% 0.0021% 0.0007% 0.0038% 0.0016%
~75th_centile 0.0095% 0.0082% 0.0065% 0.0070% 0.0142% 0.0186% 0.0060%
Typical Warm Start Data
-C&M cost ($/MW cap.)
Median 157 65 64 55 126 24 58
~25th_centile 112 55 54 32 6 12 36
~75th_centile 181 78 83 93 145 b1 87
=EFOR Impact
Median 0.0123% 0.0070% 0.0054% 0.0035% 0.00273% 0.0073% 0.0048%
~25th_centile 0.0058% 0.0041% 0.0037% 0.0023% 0.0007% 0.0038% 0.0026%
~75th_centile 0.0156% 0.0081% 0.0055% 0.0083% 0.0162% 0.0186% 0.0081%
Typical Cold Start Data
-CE&M cost ($/MW cap.)
Median 147 105 1 79 103 32 75
~25th_centile &7 63 73 46 31 12 54
~75th_centile 286 124 120 101 118 61 #9
-EFOR Impact
Median 0.0106% 0.0088% 0.0088% 0.0055% 0.0035% 0.0088% 0.0060%
~25th_centile 0.0085% 0.0047% 0.0059% 0.0033% 0.0007% 0.0038% 0.0043%
~75th_centile 0.0163% 0.0150% 0.0101% 0.0088% 0.0116% 0.0125% 0.0123%
Startup Time (hours)
5to 40 (5T
-Typical (Warm Start Offline Hours) 4to 24 12 to 40 12to 72 Different) 2tod Oto 1 4 to 48
Table 1-1: Continued
Coal - Small Sub |Coal - Large Sub |Coal = Super Gas = CC Gas - Large Gas = Aero
Unit Types Critical Critical (Critical [GT+HRSG+5T] |Frame CT Derivative CT Gas - Steam
Typical Load Follows Data
-C&M cost [5/MW cap.] - Typical Ramp Rate
Median 3.34 245 196 0.64 159 0.63 192
~25th_centile 191 1.40 152 0.30 0.54 0.42 117
~75th_centile 3.84 3.10 238 0.74 2.80 1.70 2.32
Range of Load Follow (%GDC)
Typical Range (%GDC) 3% 5% 0% 208 7% 20% (Some 50%) 2%
-Multiplying Factor - Faster Ramp Rate (1.1 to 2x)
Range® 2to8 15t0 10 15t0 10 12tod 12tod 1to 1.2 12tob
Note: Multiplying factor - increase in load follow cost [damage) from a faster ramp rate
Typical Non=cycling Related Costs
- Baseload Variable Cost ($/MWH)
Median 282 268 296 102 0.57 0.66 0.92
~25th_centile 152 162 248 0.85 0.48 0.27 0.66
~75th_centile 3.24 3.09 3.40 117 0.52 0.80 1.42
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Table 1-3: Startup Fuel Input and Other Startup Costs

STARTUP FUEL INPUT AND OTHER STARTUP COSTS
FOR VARIOUS GENERATION UNIT TYPES

Unit Types Coal - Small sub  |Coal - Large Sub | Coal - Super Gas-CC Gas - Large Frame |Gas - Aero
Critical Critical Critical [GT+HRSG+ST]*  |CT Derivative CT Gas - Steam
Startup Fuel (MMBTU/MW Capacity)
Typical Hot Start 5.00 I 7.50 10.10 0.19 0.18 153 3.67
Typical Warm Start 6.67 10.00 17.10 0.20 0.19 1.53 6.99
Typical Cold Start 9.33 I 14.00 20.10 0.24 0.22 133 8.92
Other Startup Cost (Aux Power &
Operations - chemicals, water, additive,
etc.) [$/Mw]
Typical Hot Start S 4.58 I s 561 S 5.81 | nfa S 095|5 190 | $ 3.99
Typical Warm Start s 6.14 | § 7.98 | & 8.62 | nfa s 0.95 [ 5 1.90 | § 6.86
Typical Cold Start S 7.95 I = 10.15 | § 11.58 | nfa S 095 | S 1.90 | § 11.44

*Naote: Data is for 1 GT and 1 HRSG Only, NO 5T

9.2. Resultados del estudio de costos de ciclaje de centrales del NREL (Tipo 8)

[22]:

Table 1-2: Typical lower bound costs of cyeling and other data for various generation types [TYPE 8]
Coal - Small Sub |Coal - Large Sub |Coal - Super Gas- CC (Gas - Large (Gas - Aero
Unit Types Critical Critical (Critical [GT+HRSG+5T] |Frame CT Derivative CT (Gas - Steam
Cost ltem/
Typical Hot Start Data
-C&M cost [3/MW cap.)
Median 58 38 38 31 prd 12 26
-EFOR Impact {in %)
Median 0.0055% 0.0056% 0.002 7% 0.0023% 0.0015% 0.0038% 0.0025%
Typical Warm Start Data
-CEM cost (3/MW cap.)
Median 95 61 56 44 28 12 46
-EFOR Impact (in %)
Median 0.0085% 0.0075% 0.0034% 0.0038% 0.0025% 0.0038% 0.0040%
ical Cold Start Data
-C&M cost [$/MW cap.)
Median 54 o] 55 60 38 12 58
-EFOR Impact [in %)
Median 0.0081% 0.0098% 0.0065% 0.0053% 0.0033% 0.0038% 0.0063%
Startup Time (hours)
S5to 40(5T
~Typical (Warm Start Offline Hours) 4o 24 12 1o 40 1210 72 Different) 2ta3 Otel 410 48
Table 1-2: Continued
Coal - Small Sub |Coal - Large Sub |Coal - Super Gas- CC (Gas - Large (Gas - Aero
Unit Types Critical Critical (Critical [GT+HRSG+5T] |Frame CT Derivative CT Gas - Steam
Typical Load Follows Data
-C&M cost [$/MW cap.) - Typical Ramp Rate
Median 2.26 199 172 033 0.88 047 156
Range of Load Follow [3%GDC)
-Typical Range (%GDC) 32% 5% 30% 200 27% 208 (Some 50%) 32%
~-Multiplying Factor - Faster Ramp Rate (1.1 to 2x)
Range* 2o s 15t08 1.5t08 1.2to4d 1.2tod 1tol.2 12to6
Note: Multiplying factor - increase in load follow cost [damage) from a faster ramp rate
Typical Non-cyeling Related Costs
- Baseload Variable Cost ($/MWH)
Median 2.66 3.01 3.22 11 0.76 0.8 1.09
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9.3. Seleccion de centrales para caso de estudio 1 a partir de [6] [41] [42]:

Comentario cen_name cen_type Pmax [MW] Tec (PELP) | Tec(Autor) | Sistema
Existente BOCAMINA_01 CAR 121.0 | Carbon TV Menor SIC
Existente BOCAMINA_02 CAR 319.3 | Carbon TV Mayor SIC
Existente GUACOLDA_01 CAR 141.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_02 CAR 141.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_03 CAR 135.7 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_04 CAR 137.6 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_05 CAR 130.4 | Carbon TV Menor SIC
Existente SANTA_MARIA CAR 338.6 | Carbon TV Mayor SIC
Existente VENTANAS_01 CAR 112.3 | Carbon TV Menor SIC
Existente VENTANAS_02 CAR 206.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente NUEVA_VENTANAS CAR 246.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente CAMPICHE CAR 241.4 | Carbon TV Menor SIC
Existente ANG_| CAR 246.1 | Carbon TV Menor SING
Existente ANG_II CAR 250.5 | Carbon TV Menor SING
Existente COCHRANE_1 CAR 233.6 | Carbon TV Menor SING
Existente COCHRANE_2 CAR 233.6 | Carbon TV Menor SING
Existente CTA CAR 159.2 | Carbon TV Menor SING
Existente CTH CAR 159.7 | Carbon TV Menor SING
Existente CTM1 CAR 147.1 | Carbon TV Menor SING
Existente CTM2 CAR 152.5 | Carbon TV Menor SING
Existente CTTAR CAR 147.0 | Carbon TV Menor SING
Existente NTO1 CAR 120.5 | Carbon TV Menor SING
Existente NTO2 CAR 124.7 | Carbon TV Menor SING
Existente KELAR GNLCC 511.8 | GNL_CC TGCC SING
Existente U16_GNL GNLCA 339.6 | GNL_CA TGCA SING
Existente NEHUENCO_01_GNL GNLCC 331.3 | GNL_CC TGCC SIC
Existente NEHUENCO_02_GNL GNLCC 367.6 | GNL_CC TGCC SIC
Existente NUEVA_RENCA_GNL GNLCC 358.0 | GNL_CC TGCC SIC
Existente SAN_ISIDRO_01_CC GNLCC 322.0 | GNL_CC TGCC SIC
Existente SAN_ISIDRO_02_CC GNLCC 373.9 | GNL_CC TGCC SIC
Existente GAS_ATACAMA_CC1_GNL GNLCC 319.2 | GNL_CC TGCC SING
Existente GAS_ATACAMA_CC2_GNL GNLCC 318.8 | GNL_CC TGCC SING
Existente CARDONES DIE 151.5 | Diesel TGCA SIC
Existente ESPINOS DIE 122.4 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_GUINDOS DIE 136.6 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_PINOS DIE 103.1 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_VIENTOS DIE 130.7 | Diesel TGCA SIC
Existente OLIVOS DIE 111.3 | Diesel TGCA SIC
Existente SANTA_LIDIA DIE 137.6 | Diesel TGCA SIC
Existente ul4 CAR 126.4 | Carbon TV Menor SING
Existente Ul15 CAR 122.8 | Carbon TV Menor SING
Existente CANDELARIA_CA_01_DIESEL DIE 124.0 | Diesel TGCA SIC
Existente CANDELARIA_CA_02_DIESEL DIE 127.3 | Diesel TGCA SIC
Existente QUINTERO_1_DIESEL DIE 120.4 | Diesel TGCA SIC
Existente QUINTERO_2_DIESEL DIE 123.9 | Diesel TGCA SIC
Existente TALTAL_01_DIESEL DIE 108.9 | Diesel TGCA SIC
Existente TALTAL_02_DIESEL DIE 108.9 | Diesel TGCA SIC
Construccion - CNE IEM CAR 371.3 | Carbon TV Mayor SING
Construccion - CNE CTM3 DIE 248.3 | Diesel TGCA SIC
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9.4. Seleccion de centrales para caso de estudio 2 a partir de [6] [41] [42]:

Comentario cen_name cen_type Pmax [MW] Tec (PELP) | Tec (Autor) | Sistema
Existente BOCAMINA_01 CAR 121.0 | Carbon TV Menor SIC
Existente BOCAMINA_02 CAR 319.3 | Carbon TV Mayor SIC
Existente GUACOLDA_01 CAR 141.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_02 CAR 141.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_03 CAR 135.7 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_04 CAR 137.6 | Carbon TV Menor SIC
Existente GUACOLDA_05 CAR 130.4 | Carbon TV Menor SIC
Existente SANTA_MARIA CAR 338.6 | Carbon TV Mayor SIC
Existente VENTANAS_01 CAR 112.3 | Carbon TV Menor SIC
Existente VENTANAS_02 CAR 206.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente NUEVA_VENTANAS CAR 246.5 | Carbon TV Menor SIC
Existente CAMPICHE CAR 241.4 | Carbon TV Menor SIC
Existente NEHUENCO_01_GNL GNLCC 331.3 | GNL_CC TGCC SIC
Existente NEHUENCO_02_GNL GNLCC 367.6 | GNL_CC TGCC SIC
Existente NUEVA_RENCA_GNL GNLCC 358.0 | GNL_CC TGCC SIC
Existente SAN_ISIDRO_01_CC GNLCC 322.0 | GNL_CC TGCC SIC
Existente SAN_ISIDRO_02_CC GNLCC 373.9 | GNL_CC TGCC SIC
Existente CARDONES DIE 151.5 | Diesel TGCA SIC
Existente ESPINOS DIE 122.4 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_GUINDOS DIE 136.6 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_PINOS DIE 103.1 | Diesel TGCA SIC
Existente LOS_VIENTOS DIE 130.7 | Diesel TGCA SIC
Existente OLIVOS DIE 111.3 | Diesel TGCA SIC
Existente SANTA_LIDIA DIE 137.6 | Diesel TGCA SIC
Existente CANDELARIA_CA_01_DIESEL DIE 124.0 | Diesel TGCA SIC
Existente CANDELARIA_CA_02_DIESEL DIE 127.3 | Diesel TGCA SIC
Existente QUINTERO_1_DIESEL DIE 120.4 | Diesel TGCA SIC
Existente QUINTERO_2_DIESEL DIE 123.9 | Diesel TGCA SIC
Existente TALTAL_01_DIESEL DIE 108.9 | Diesel TGCA SIC
Existente TALTAL_02_DIESEL DIE 108.9 | Diesel TGCA SIC
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9.5. Benchmark entre flota térmica europea y chilena [48]:

CCGT - Ramp Rate (upward -in 1+1 configuration)
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