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RESUMEN

La tesis realizada busca evaluar la creacion de un Fondo de Estabilizacion de precios de
la energia para fomentar el desarrollo de proyectos de energia renovables no
convencionales (ERNC) en Chile, principalmente proyectos edlicos y solares. La
implementacidn de este Fondo busca reducir los riesgos asociados a la volatilidad de los
precios del mercado spot y, por lo tanto, facilitar el acceso a financiamiento de estos

proyectos.

Este Fondo de Estabilizacion actuaria como un comercializador virtual, comprando
energia a los desarrolladores de proyectos ERNC, a cambio de un precio estabilizado
fijo en un horizonte de largo plazo. A su vez el Fondo venderia esta energia en el
mercado spot al costo marginal, asumiendo el riesgo de comercializacion asociado a la

variabilidad de precios.

La evaluacién del funcionamiento del Fondo busca determinar bajo qué condiciones de
operacion éste seria viable, y en qué medida es posible encontrar o definir pardmetros de
operacion que permitan maximizar la energia apoyada por este instrumento. Por lo tanto,
este andlisis busca dar las primeras luces sobre las posibilidades y limitaciones que

enfrentara el Fondo de Estabilizacion.
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La metodologia utilizada para evaluar el Fondo consta de dos etapas. Una primera etapa
de optimizacién, en la cual se busca un portafolio de generacién que maximiza la
energia apoyada para una condicion especifica de operacion del sistema. La segunda
etapa evalla cada portafolio éptimo para un gran nimero de condiciones de operacion
diferentes, para posteriormente analizar y clasificarlas las soluciones segun criterios de
desempefio, como generacién total de energia, saldo final esperado y probabilidad de

quiebra.

Palabras Claves: Fondo de estabilizacion, ERNC, estabilizacion de precios,

comercializacion de energia.
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ABSTRACT

This research aims at evaluating the creation of an Energy Price Stabilization Fund to
foment the development of nonconventional renewable energy projects (NCRE) in
Chile, primarily, wind and solar projects. The implementation of this Fund looks to
reduce the risk associated with spot market price volatility, and therefore, facilitate the

funding project access.

This Fund acts like a virtual energy trade company, buying the energy to NCRE
projects, in exchange for a fixed stable price through a long term horizon. The Fund will
sell this energy in the spot market to the marginal cost, assuming the trading risk

associate to the price variability.

The Fund evaluation looks to determinate under what operation conditions the Fund is
viable, and under what extent it is possible to find or define the operation parameters
which allow to maximize the energy support by this instrument. Therefore, the analysis

gives the first insights on the possibilities and limitations that the Fund will face.

The methodology used for the Fund evaluation consists in two stages. The first
optimization stage, in which it looks for a generation portfolio that maximizes the
energy supported for a specific system operation condition. The second stage evaluates

each optimum portfolio for a large number of different operation conditions, to
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subsequently analyze and classify the solutions by some performance criteria, like total

energy generated, expected final balance and bankruptcy probability.

Keywords: Stabilization Fund, NCRE, Price stabilization, Energy trading
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1. INTRODUCCION

En los mercados eléctricos desregulados se busca establecer una libre competencia en el
sector generacion, por lo que debiese existir un mercado mayorista de compra y venta de
electricidad que se desarrolle en competencia perfecta. Esto se refiere a un mercado con
un gran nimero de competidores, donde se vende un producto homogéneo, con
informacién completa y gratuita. Ademas no deben presentarse barreras de entrada ni
salida, y deberian evitarse costos de transaccion. En general esto se logra parcialmente a
través de mercados que cuentan con estructuras de bolsa, plataformas de negocio y
contratacion bilateral en forma fisica o financiera, todo esto bajo esquemas de

coordinacion de la operacion entre los distintos agentes.

Dadas estas condiciones, la expansion del sistema de generacion de manera de asegurar
el suministro eléctrico bajo condiciones de eficiencia econdmica y confiabilidad recae en
manos de inversionistas privados. Sin embargo, la volatilidad de los precios de la
energia, de los precios de los combustibles, el desarrollo de politicas gubernamentales y
los cambios regulatorios provoca que los inversionistas deban encarar un ambiente de
inversion incierto y riesgoso. Todo esto atenta a poder cumplir con el adecuado

desarrollo de las inversiones que aseguren el abastecimiento eléctrico.

Estos riesgos e incertidumbres han conseguido modificar el comportamiento de los
inversionistas y la eleccion de tecnologias para abastecer los paises. Segun el

International Energy Outlook del afio 2011 (IEO2011), los altos precios de los



combustibles fdsiles registrados entre los afios 2003 y 2008, sumado a la creciente
preocupacion por las consecuencias ambientales que producen los gases de efecto
invernadero, han renovado el interés en el desarrollo de tecnologias alternativas a los
combustibles fosiles, como lo son la energia nuclear y la energia proveniente de fuentes
renovables, principalmente apoyadas por incentivos gubernamentales. Es mas, las
energias renovables son las con mayor crecimiento proyectado con un crecimiento

promedio de 3,1% desde el afio 2008 al 2035 segun ((US), 2010).

Dentro del andlisis econdmico que se realiza para desarrollar las inversiones en el
mercado eléctrico los conceptos de riesgo e incertidumbre son esenciales. Dentro de
estos mercados existe incertidumbre sobre cémo se comportara en el futuro lo que afecta
de forma directa a la toma de decisiones, lo que genera a su vez riesgo sobre los

principales indicadores de inversion, retorno y rentabilidad de los inversionistas.

La variable mas representativa del mercado eléctrico es sin duda el precio de la
electricidad, el cual puede ser separado en dos valores principalmente; el precio spot,
que representa el precio puntual de corto plazo, que corresponde al costo de operacion
de la dltima planta despachada. El precio spot muestra el estado instantaneo del mercado
y su volatilidad representa la variabilidad asociada a diferentes factores de incertidumbre
del mercado. Por el otro lado, es posible encontrar los precios que resultan de los
contratos a largo plazo el cual representa el costo del mercado spot a largo plazo, junto

con todas las coberturas necesarias para disminuir los riesgos propios de la



incertidumbre de los escenarios futuros. Con la proyeccion de estos dos factores, los
agentes de mercado toman decisiones y evallan que impacto tendran los precios

resultantes sobre sus negocios.

1.1 Mecanismos de apoyo a las energias renovables

Como se mencionaba anteriormente el desarrollo energético ha sido uno de los
principales temas en todos los paises en el ultimo tiempo, esto debido a la gran
preocupacion que existe sobre como serd abastecido el mundo en el futuro y cémo
afectara esto al medio ambiente. Los paises se han cuadrado en la busqueda de un
desarrollo que permita entregar un servicio seguro y de calidad, pero que a su vez se
preocupe de cuidar el entorno. Es por esto que los paises se preocupan de establecer
roadmaps sobre como atacar las necesidades energéticas y cuales seran los compromisos

que se adquiriran con respecto al cuidado del medio ambiente.

El uso de las energias renovables es una de las soluciones establecidas para cumplir con
estos desafios. Por ejemplo en el afio 2009, la EU se comprometi6 a generar un 20% de
la produccidn de energia en base a energias renovables para el afio 2020, dentro de las
cuales se encuentran los proyectos de energia solar, e6lica, mareomotriz, hidraulicos,

entre otras.

Si bien estas energias se consideran energias ecoldgicas dadas sus bajas emisiones de
gases efecto invernadero, algunos tipos de energias renovables, como la energia edlica,

solar e hidraulica de pequefia magnitud, presentan problemas de irregularidad en la



generacion. Esto conlleva a una volatilidad de los ingresos o hace necesario sistemas de
almacenamiento de energia, lo que encarece los proyectos. Todo esto sumado a la
volatilidades de precios propias del sistema, hacen poco atractivos estos proyectos para

los inversionistas.

Es por esto que para lograr estos compromisos ambientales y energéticos, cada pais ha
desarrollado diferentes politicas 0 mecanismos que permitan apoyar la inversion en

proyectos renovables.

A continuacion una breve descripcidn de las politicas 0 mecanismos de apoyo a las

energias renovables utilizados alrededor del mundo

1.1.1 Feed-in tariffs
Este esquema consiste en ofrecer un precio fijo por MWh producido, por encima del

precio de mercado a los generadores. Generalmente se aplican por plazos entre los 10
afios a 30 afos. Este esquema cuenta generalmente con una obligacion de compra por
parte de los operadores del sistema aunque la demanda ya esté cubierta, asegurando a la

generadora los ingresos por su energia producida.

El precio es calculado de tal manera que represente los costos de generacion con el
recurso renovable. Este debe ser lo suficientemente atractivo de manera que le permita

recuperar la inversién a largo plazo, disminuyendo el riesgo financiero del proyecto.



Este sistema ha ido evolucionando dados los cambios en los mercados eléctricos (C.

Batlle, Pérez-Arriaga, & Zambrano-Barragan, 2011) . Algunas caracteristicas comunes

son.

b)

d)

Se establece una relacidon contractual con el operador del sistema, e.g.
Alemania ademas de ser una ley, los generadores establecen un contrato

con el operador del sistema.

Creacion de tarifas diferenciadas dependiendo de la tecnologia utilizada,
dado su nivel de madurez y costos asociados. Ademas esta definido por la
envergadura del proyecto o la localizacion de este. Esto busca disminuir
el riesgo de sobrecompensaciones en tecnologias mas maduras Yy
eficientes como es el caso del la generacidn eo6lica en tierra. Para aplicar
esto es necesario tener en cuenta el costo alternativo del proyecto
(territorio utilizado), el factor de planta (disminuir el beneficio a medida

que este aumenta) y evitar fomentar solo una tecnologia a escala mayor.

Se establece una disminucion en la tarifa a pagar, esto debido a que se
espera que con el tiempo las tecnologias vayan madurando y disminuyan

Sus costos.

Se propone reajustes de los feed-in tariff de manera que no haya un
exceso de oferta de una energia renovable en el mercado. Esto en muchas

ocasiones puede generar un riesgo regulatorio que tiene efectos contrarios



a los perseguidos, ya que aumenta el costo de financiamiento para
proyectos renovables dado que los flujos percibidos por el proyecto no

son seguros, pudiendo no cumplirse las expectativas de los inversionistas

Estudios anteriores muestran que 50 paises y 25 estados o provincias estan utilizando
este esquema. La experiencia mas notable de este tipo de esquema es el caso de

Alemania

1.1.2 Feed-in premium
Este esquema consiste en ofrecer al productor de energia renovable un premio por sobre

el precio de mercado de manera que perciba una ganancia extra. El principal gestor de

este esquema de apoyo es Espafia, quién fue el primero en utilizarlo.

Existen otros paises que han decidido implementar este tipo de sistema, como por
ejemplo, Republica Checa donde, si el generador decide vender su energia directamente
al operador de la red, recibe un premio fijo sobre la tarifa, o alternativamente puede
vender directamente al mercado (Klein et al., 2010). En este ultimo caso el premio
recibe el nombre de bono verde y es pagado sobre el precio de mercado. Ademas
Eslovenia, Estonia, Dinamarca, entre otros han optado por introducir dentro de sus

posibilidades el feed-in premium.

En algunos casos se establecen pisos y techos para el premio entregado. El piso se
establece basicamente para darle una seguridad a las generadoras sobre sus ingresos

futuros, y el techo es implementado de manera de evitar entregar sobre incentivos a las



energias renovables. Otra opcidn para prevenir sobrecostos es establecer un premio
corredizo, como el implementado en Holanda, donde el premio disminuye a medida que

el precio de la energia aumenta.

Dado la forma en que se implementa este esquema se podria decir que se compatibiliza
mejor con los mercados eléctricos liberalizados, dado que expone a las generadoras a los
riesgos de mercado, dandoles incentivos para establecer proyectos con mejores

desempefio en el caso de energias fluctuantes.

1.1.3 Renewable portfolio standard
También conocido como Renewables Obligation o Tradable Green Certificates, este tipo

de esquema de apoyo consiste en fijar una cantidad de electricidad a vender a los
operadores que debe provenir de fuentes de energia renovable. En mercados
liberalizados, estos green certificates involucran principalmente a distribuidores o
comercializadores y en algunos paises a los generadores. (Menanteau et al. 2010). Los
certificados son emitidos por generadores renovables generalmente por cada MWh de

energia "verde" generada.

Con este mecanismo los generadores se ven beneficiados por el hecho de vender su
energia en el mercado y también a través de la venta de certificados, cuyo precio es

fijado por la demanda de estos.

Existen diferentes formas de implementacion:



a) Establecer penalidades por no cumplimiento, las cuales se fijan sobre el valor del
green certificate, e.g. en Suecia el cobro por no cumplimiento es el 150% del

valor del certificado.

b) Apoyo especifico por tecnologia, es decir, entregar mas apoyo a las tecnologias
que mas lo necesitan. Una forma de realizar esto es entregando mas certificados
transables a las tecnologias menos rentables, como por ejemplo a la geotérmica,

mareomotriz o solar.

c) Contratos a largo plazo, donde se compromete la compra de certificados por 20

afios, e.g. California, EEUU.

d) Establecer un precio minimo de transaccién a los certificados, de manera de

asegurar ganancias a los generadores.

A pesar de gue se piensa que este esquema es un tipo de regulacion por competencia, en
realidad corresponde a un sistema de regulacion por cantidad especifico, dado que la
cantidad de demanda de energia renovable es establecida por el gobierno en vez de por

el deseo de los consumidores por energia de fuentes renovables. (Lemming, 2003)

Se ha implementado en 10 paises y 46 estados o provincias (C. Batlle et al., 2011). En
EEUU solo se utiliza esto a nivel de estados dado que a nivel federal la implementacion
de este plan ha fallado 25 veces por falta de acuerdo lo que ha congelado la

implementacién de este mecanismo a nivel de nacién (Davies, 2009).



1.1.4 Competitive bidding processes
Este mecanismo consiste basicamente en realizar subastas de energia que incluyan a las

generadoras renovables, de forma de conseguir la energia que proviene de estas fuentes
al menor precio posible. La implementacion consiste en un contrato a largo plazo, el
cual permite al generador disminuir el riesgo producto de las variaciones de precio y por

cambios en la regulacion.

Al igual que en el caso anterior el operador del sistema es el encargado de fijar una
cantidad de energia a subastar, es decir, se realizan sobre un porcentaje de la demanda

total.

Las subastas pueden ser enfocadas a bloques de energia o directamente a incentivar
ciertas tecnologia. En Brasil, a partir del afio 2008, se han realizado subastas por
tecnologias. La primera subasta el afio 2008 en Brasil fue para incentivar el desarrollo de
biocombustible a partir de la cafia de azucar, donde se obtuvo un total de 2400 MW por
80 US$/MWh a través de un contrato con un plazo de 15 afios. EL afio 2009 se realizo
una subasta especial para energia e6lica y el afio 2010 se realizé otra enfocada en un mix

de tecnologias renovables. (Carlos Batlle & Barroso, 2011)

1.1.5 Formas de apoyo financiero
Si bien estos no son esquemas propiamente tal, algunos gobiernos han optado por

entregar facilidades financieras a los inversionistas interesados en energias renovables

(Wiser & Pickle, 1997). Principalmente lo que se busca con este tipo de formas de apoyo
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es reducir el riesgo financiero al cual se ven enfrentadas las empresas que inviertan en
este tipo de proyectos, ya sean bancos privado, empresas particulares, etc. Dentro de

estas se encuentran:

a) Préstamos a bajo interés (Low-interest loans)

Como su nombre lo dice, consiste en préstamos con bajos intereses para el desarrollo de
estas iniciativas. Se busca privilegiar a pequefios desarrollos que no son capaces de
recibir apoyo a través de reduccion de impuestos. Generalmente estos préstamos

provienen de un fondo acotado, el cual es financiado por el fisco.

b) Garantias de préstamo

Este mecanismo consiste en que el estado o alguna institucién con capacidad financiera
para soportar la inversion es puesta como aval del préstamo. Este tipo de método de
apoyo es utilizado para el desarrollo de varios proyectos ademas de los relacionados con
energia renovable. Se busca que los créditos que se otorguen sean a largo plazo y con

buenas tasas de interés.

Estos contratos estan hechos de tal manera que el aval no cubra el 100% de la deuda, de

manera de entregar los incentivos correctos al inversor para maximizar su desempefio.

C) Project agregation

Consiste en fomentar la creacion de grupos de proyectos de energia renovables de

pequefio tamafio y que presenten gran variabilidad de produccién. Con la creacion de
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estos grupos los proyectos pueden apoyarse entre si, de tal manera de reducir la
variabilidad y, por lo tanto, el riesgo financiero. De esta manera estos proyectos pueden

optar a contratos y a mejores formas de financiamiento.

Es necesario mencionar que esto se logra cuando se combinan proyectos cuya
variabilidad pueda ser anulada entre si, es decir, que tengan una produccién no

correlacionada positivamente.

Este tipo de mecanismo ha sido implementado en otras areas productivas en los Estados

Unidos, como lo son la produccion de trigo y de ardndanos, con resultados positivos.

1.2 Formas de apoyo a las energias renovables en Sudamérica

El apoyo a las energias renovables se ha desarrollado desde hace mucho tiempo en
Sudamérica, a través de incentivos fiscales a nivel estatal o municipal. Paises como
Brasil y Argentina optaron por implementar un esquema feed-in tariff a principios de la
década del 2000, los cuales no tuvieron mucho éxito. En una segunda oleada de
reformas a partir del afio 2008, Brasil comenzé a utilizar subastas especificas de energia
para fomentar el desarrollo de las energias renovables. Estas subastas se presentaban
como una buena oportunidad, dado que permitian conocer los costos de estas energias y
entregaban buenas sefiales de inversién, reduciendo a su vez el riesgo a través de
contratos a largo plazo. Si bien algunos paises optaron por esta opcion, Chile opto por

establecer una politica de cuotas para todos los generadores.
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A continuacion un pequefio resumen de la situacion de los paises de la region

1.2.1 Brasil
El afio 2002, se lanzé un programa basado en un feed-in tariff, llamado "Proinfa”, que

buscaba fomentar 3300 MW de energia eolica, biomasa y minihidro, en cuotas de 1100
MW para cada tecnologia, ofreciendo contratos con una duracion de 20 afios. El precio
promedio pagado por energia eblica a través de este mecanismo era de 140 US$/MWh.
Si bien esto impulsd el desarrollo edlico en Brasil, este programa fue duramente
criticado, dado que los plazos se han aplazado en mas de una ocasion y debido a la falta
de sefiales economicas para incentivar la eficiencia y las mejoras tecnoldgicas (Carlos

Batlle & Barroso, 2011).

Un segundo mecanismo fue puesto en marcha el afio 2007, en el cual se les otorgaba un
descuento en transmision y distribucion a los clientes libres que compraran energia
proveniente de fuentes renovables. Esto en realidad era un subsidio cruzado en los
costos de transmision y distribucién, y dependiendo de la ubicacion del consumidor
podia ser un apoyo significativo, lo que permitio vender la energia renovable a un precio

alto.

Ademas se comenzd una serie de subastas especificas por tecnologia para contratar un
volumen determinado por el gobierno, aunque esta energia no haya estado contemplada
en la prediccién de la demanda de las distribuidoras. Este mecanismo se transformé en la

herramienta principal para el desarrollo de la energia renovable en Brasil. La primera se
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realizé el afio 2008 para contratar nueva generacion en base a cogeneracion a traves de
cafia de azUcar, que resulté en un total de 2400 MW de potencia contratada mediante
contratos de 15 afios a un precio de 80 US$/MWh en promedio. Una segunda subasta se
llevd a cabo el afio 2009 para contratar energia eolica, donde se contrataron 1800 MW
en base a contratos a 20 afios disefiados para otorgar un pago fijo con propdsitos
financieros. El precio de esta subasta fue de 77 US$/MWh en promedio. ES necesario
mencionar que el factor de planta para las turbinas edlicas ganadoras fue cercano al

45%, un numero bastante alto, lo que explicaria el nivel de los precios.

En Agosto del 2010 una tercera subasta se llevd a cabo, pero esta vez buscando
incentivar un mix de tecnologias, entregando libertad a los inversionistas de ofertar a
través de la fuente que encontraran mas rentable. Con esta subasta se consiguié una
capacidad adicional de 2900 MW para el sistema compuesto en un 71% por energia
edlica con un precio promedio de 75 US$/MWh, un 24,5% a través de Biomasa con un
valor promedio de 82 US$/MWh vy por ultimo lo restante mediante mini
hidroelectricidad a un precio promedio de 81 US$/MWHh. En esta subasta nuevamente el
factor de planta para las turbinas eolicas es en promedio de 45% lo que explicaria los 75
US$/MWh de contrato y que a su vez genera temores sobre la capacidad de cubrir lo

estipulado por estas generadoras.

Se ha ofrecido también incentivos a través de reducciones de impuestos y subsidios

directos considerando valorizacion previa a la inversion. Por ejemplo, una reduccion del
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75% del impuesto a la renta durante los primeros 10 afios de operacion y formas

especiales de financiamiento en algunas regiones.

1.2.2 Argentina
Dada la crisis econdmica sufrida el afio 2001 el desarrollo energético de este pais paso

de mano de los privados a ser una responsabilidad del gobierno nacional. Como politica
estatal posterior a la crisis los precios de los commodities, entre ellos la electricidad,
fueron fijados y subvencionados lo que gener6 un crecimiento agresivo en la demanda

energética.

Este dltimo tiempo las decisiones de inversion del sector han sido tomadas por el
gobierno mediante contratos de largo plazo. Estos contratos son adjudicados mediante
subastas para tecnologias especificas que garantizan la compra y el pago de la energia de
la generadora que se adjudica el contrato. Es por esto que el afio 2009, Enarsa (Energia
Argentina S.A. empresa nacional creada el afio 2004) organiz6 una subasta especifica
para incentivar el desarrollo de las energias renovables, basicamente de energia eélica.
Esta subasta ofrecia contratos por 15 afios. Para un total de 895 MW a ser construidos en
un plazo de 2 afios, un 84,2% fue contratada mediante energia e0lica y el resto a través
de un mix entre biomasa, geotérmica, solar y en base a biocombustible. El precio de
oferta ganador fue de 150 US$/MWh, con un factor de planta alrededor del 40% (Carlos

Batlle & Barroso, 2011).
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1.2.3 Ecuador
El desarrollo de las energias renovables en este pais ha sido esporadico y a baja escala.

El afio 2000 se autorizo un feed-in tariff para la instalacion de energia fotovoltaica con
un valor de 520 US$/MWh, pero nunca se utiliz. Durante los afios 2003 al 2006 se
instalaron algunos paneles fotovoltaicos de manera aislada, los cuales fueron financiados
con un aumento de aproximadamente el 10% sobre el consumo de clientes industriales y

comerciales (Carlos Batlle & Barroso, 2011).

Actualmente, se esta desarrollando un programa de electrificacion rural para la zona del
Amazonas mediante colaboracion fiscal. Esta medida busca instalar paneles
fotovoltaicos de 200 W en 15000 viviendas antes del 2013. Ademas esta presupuestada
la entrada en operacién de la central hidroeléctrica Coca Codo Sinclair de 1.5 GW para
el afio 2016 y la segunda etapa con 4 GW mas para el afio 2020, que buscan alimentar la

misma zona.

1.2.4 Peru
Al igual que Brasil, han optado por subastas de tecnologias especificas para fomentar el

desarrollo de las fuentes renovables. En Febrero y Julio del 2010 se llevaron a cabo
subastas para fomentar centrales solares, edlicas, en base a biomasa y mini hidraulicas.

Los ganadores tuvieron acceso a contratos a 20 afios con las distribuidoras.
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En este caso 90 MW de energia solar, 140 MW de energia edlica, 27 MW de biomasa y
160 MW de mini hidroelectricidad fueron contratadas a un precio de 220, 80, 63 y 60

US$/MWh respectivamente.

1.2.5 Chile
A diferencia de los otros paises de la zona, Chile ha seguido una estrategia diferente. Si

bien las distribuidoras realizan contratos por subastas para abastecer a los clientes
regulados no existe discriminacion por tecnologia. Aun asi el afio 2009 una central
edlica gan6 un contrato por 15 afos que le obligaba a producir 275 GWh al afio los

cuales se venderian a un precio de 95 US$/MWh.

Es necesario mencionar que a partir del afio 2008 la regulacion tuvo un cambio y se
incorpor6 un sistema de cuotas para fomentar el desarrollo de las energias renovables.
Este sistema obliga a las empresas generadoras eléctricas, con capacidad instalada
superior a 200 MW, a comercializar un 10% de energia proveniente de fuentes
renovables no convencionales o de centrales hidroeléctricas con potencia inferior a 40
MW, ya sean propios o contratados a partir del 1 de Enero del afio 2010, segun establece

la ley 20.257 del Ministerio de Economia; Fomento y Reconstruccion.

El cumplimiento de este sistema serd puesto en marcha de manera gradual, siendo solo
necesario abastecer un 5% entre los afios 2010 a 2014, y aumentando un 0,5% afio a afio

para asi alcanzar el 10% para el afio 2024.
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La ley permite que una empresa eléctrica traspase sus excedentes a otra empresa,
pudiendo incluso realizarse este traspaso entre empresas en distintos sistemas eléctricos

(SIC y SING).

Para el cumplimiento de esta ley se estipuld que el no cumplimiento tendra un cargo de
0,4 UTM por cada MWh (33 US$/MWh de febrero 2012) de déficit respecto a la
obligacion. Si dentro de los 3 afios posteriormente a un incumplimiento la empresa
vuelve a fallar a su compromiso la multa aumenta a 0,6 UTM por cada MWh de déficit

(49,7 US$/MWh de febrero 2012).

Las energias que se encuentran dentro del espectro de renovables no convencionales son

las siguientes:

a) Centrales hidroeléctricas con potencia maxima de 40 MW, la que se

corrige con un factor proporcional (FP) que se calcula de la siguiente

manera
PP =1 Pot.central — 20 MW
B 20 MW
(1-1)
b) Instalaciones de cogeneracién eficiente, donde con un mismo proceso se

genere calor y energia eléctrica, con una potencia inferior a 20 MW.

C) Instalaciones de energia Solar
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d) Instalaciones de energia edlica on-shore y off-shore
e) Instalaciones de energia mareomotriz

f) Instalaciones de energia geotérmica

9) Etc.

Finalmente, esta ley sera aplicable a todos los contratos de energia firmados a partir del
31 de Agosto del 2007 y las empresas eléctricas deberan acreditar que al menos el 50%
del incremento anual de la obligacion ha sido cumplido con inyecciones de energia
propios o contratados, mediante un proceso competitivo, transparente y que no implique

discriminacion arbitraria.

1.3 Fondos de estabilizacion
Los fondos de estabilizacion son mecanismos que permiten ahorrar los ingresos de

periodos de abundancia para luego financiar gastos en periodos de crisis. Se trata en
general de fondos de reserva asociados al precio de los principales productos que
facilitan la ortodoxia de las politicas fiscales y que a su vez, hacen mas transparentes la

implementacién de politicas publicas contra ciclicas.

El objetivo de los fondos de estabilizacion es reducir el impacto de la volatilidad de los
ingresos procedentes de los productos que afectan a las empresas y al crecimiento del

pais.
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Si bien los paises podrian acceder a deuda internacional para suavizar los ingresos o
gastos, el acceso al mercado de capitales internacional esta restringido para los paises
desarrollados, dado que la percepcion de que los paises en vias de desarrollo tienen un
alto riesgo de defaul a causa de la inestabilidad de sus ingresos, es decir, de su capacidad

de pago.

Como respuesta a esta dificultad para acceder a créditos internacionales, los paises y a
nivel de las empresas, utilizan instrumentos financieros y/o crean fondos de

estabilizacion para cubrir estos riesgos.

Alrededor del orbe existen muchos ejemplos de fondos de estabilizacion,
mayoritariamente relacionados con la estabilizacién de precios de hidrocarburos como el
petréleo. El afio 1960, Kuwait crea el Fondo General de Reserva (FGR), a partir del
superavit producto del descubrimiento y explotacion del petréleo. En el afio 1976, las
autoridades establecieron un segundo fondo de ahorro llamado, Fondo de Reserva para
las Generaciones Futuras (FRGF), la idea de este fondo era aislar y proteger los activos
del pais de interferencias politicas. Todos estos recursos ahorrados durante los afios
permitieron cubrir parte de los gastos gubernamentales producto de la crisis regional a

principio de los afios 90 cuando la infraestructura petrolera fue dafiada seriamente.

Noruega por su parte desde el afio 1990 establecid el Fondo Estatal del Petréleo, debido
al incremento del gasto en pensiones y decremento de los ingresos provenientes del

petroleo. Este fondo acumula recursos cuando el gobierno central logra un superavit
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fiscal total, el cual depende principalmente del precio del petroleo y del tamafio del
déficit no asociado al petréleo. Este fondo ha servido como una herramienta para ayudar
a manejar los recursos necesarios para enfrentar el creciente gasto en pensiones y para

mejorar la politica fiscal contraciclica.

En América Latina existen fondos de estabilizacion desde hace muchos afos. Por
ejemplo, en Colombia el afio 1940 se creo el fondo de estabilizacién del precio del café,
donde se buscaba asegurar el valor de este commodity, de manera de incentivar la
inversion en esta industria y ademas regular los precios internacionales (Otero, 2000).
En Colombia también se cred, el afio 1995, el fondo de ahorro y estabilizacion petrolera.
En Ecuador, se cred el Fondo de Inversion Social y Productivo y Reduccion del

Endeudamiento Publico el afo 2002.

En Chile se han creado diversos fondos de estabilizacion, como por ejemplo, el Fondo
de Compensacion del Cobre creado el afio 1985 y puesto en marcha el afio 1987. Al
igual que Noruega, este fondo operaba a partir del superavit producido por la politica
fiscal de la época. ElI Fondo de Compensacién del Cobre provenia exclusivamente de los
retornos generados por la Compafiia del Cobre de Chile (CODELCOQ), sus recursos eran
administrados por el Banco Central de Chile y eran tratados como una reserva
internacional. Este fondo fue sustituido por el Fondo de Estabilizacién Econdmica y
Social (FEES), el cual fue creado el 6 de marzo de 2007. EI FEES permite financiar

eventuales déficit fiscales y realizar amortizaciones de la deuda publica, contribuyendo
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de esta forma a que el gasto fiscal no se vea mayormente afectado por los movimientos
de la economia mundial y la volatilidad de los ingresos que provienen de los impuestos,
el cobre y otras fuentes, evitando asi tener que recurrir al endeudamiento para financiar

el presupuesto del estado.

Otro fondo existente, es el Sistema de Protecciéon al Consumidor (SIPCO), el cual fue
establecido en Febrero del afio 2011, con el fin de suavizar las fluctuaciones en los
precios de los combustibles fésiles. Este fondo se aplica para el uso de gasolina, diesel,
gas propano liquido y gas natural comprimido para propdsitos de transporte (Sauvage,
2010). Este fondo actla sobre el gravamen impuesto sobre la primera venta o
importacion del producto en cuestion. Se basa en un precio de paridad de importacion
(IPP) y un precio intermedio de referencia (iRP), ambos calculados en una base semanal.
El IPP se obtiene con el promedio de las dos semanas anteriores de los costos, los
seguros y el flete, ademas de otros factores como los impuestos de aduana, la tasa de
cambio entre pesos chilenos y doélares, la logistica y los margenes de importacién. A su
vez el IRP es calculado como el promedio del precio del combustible en el pasado

cercano Y el futuro préximo, a través de la siguiente formula.

iIRP=((1—a)*HP(n)+ axFP(m)+ CS(s)
(1-2)

Donde
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HP(n), es el promedio del precio del petréleo las pasadas n semanas. El parametro n

varia entre 8 a 30 semanas.

FP(m) es el promedio anticipado del precio futuro del petréleo los préximos m meses.

El pardmetro m varia entre 3 a 6 semanas.

CS(s) es el promedio del precio de refinamiento de las pasadas s semanas. EI parametro

s varia entre 8 a 30 semanas.

El pardmetro « varia entre 0 y 0.5

Para este fondo se establecié una banda de 12.5% al rededor de cada iRP, de manera que
si el IPP excede el techo de la banda (o cae por debajo del suelo de esta) una reduccién
(incremento) en la tasa de interés especifica de los combustibles (IEC) es aplicado de la

siguiente manera

IECtt = [EC + IECY®"
(1-3)
Donde IEC es la base taxativa del impuesto y IECY?" es calculada en base a la diferencia

entre iRP e IPP.

Si bien, los fondo de estabilizacion son una buena manera la estabilidad econémica
también es importante tener claro que estos fondo pueden tener un alto costo tributario si
las condiciones de mercado se mantienen adversad durante un periodo prolongado de

tiempo. Por ejemplo, el SIPCO o anteriormente Fondo de estabilizacion de precios del
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combustible (FEPCO), debid ser apoyado por el gobierno en mas de una oportunidad.
Este fondo se cre6 con un saldo inicial de MMUSS$ 10 el afio 2005 y para el afio 2007 el
gobierno tuvo que inyectar MMUS$ 60 extras para poder mantenerlo en
funcionamiento. Posteriormente durante el gobierno de Michelle Bachelet se anuncié
una nueva inyeccion de MMUSS$ 1.000 y durante el afio 2011 se inyectaron MMUS$
200 adicionales, todo esto producto de las continuas alzas experimentadas por precio del

petrdleo.

Es posible aplicar fondos de estabilizacion de precios a cualquier tipo de commodity,
siempre que se ajuste el funcionamiento de este a la naturaleza de producto cuyo precio
se busca estabilizar. Dado que la electricidad es un commaodity, es posible establecer un
fondo para estabilizar su precio. Para hacer esto es necesario considerar que a diferencia
de otros commodities, la electricidad no cuenta con la capacidad de almacenarse por si
misma, por lo tanto, los precios futuros dependen en gran medida de la demanda dada en

ese momento.

1.4 Fondo de estabilizacion de precios de la energia
Los desarrolladores de proyectos de energias renovables en Chile enfrentan

principalmente dos problemas para conseguir financiamiento para realizar sus proyectos.
Primero la incapacidad de suministrar energia programada debido a su intermitencia de
generacion, dada por la variabilidad intrinseca de los recursos utilizados para la
generacion de energia, como es el caso del viento y el sol para los proyectos edlicos y

solares respectivamente. Producto de este patron a las energias renovables volatiles les
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es dificil establecer contratos con clientes libres o distribuidoras que requieren de un

suministro continuo.

En segundo lugar, y producto de las intermitencias mencionadas, estas centrales
frecuentemente deben vender la energia que generan directamente al mercado spot,
donde existe otro riesgo de mercado asociado a la volatilidad de precios como resultado
de la variabilidad hidrologica. Esto dificulta ain mas predecir los ingresos futuros de
dichos proyectos, los cuales son un factor importante para obtener financiamiento por

parte de las instituciones financieras.

La creacién de un Fondo de Estabilizacion de precios como mecanismo de apoyo para el
desarrollo de las energias renovables nace de la necesidad de los desarrolladores de
proyectos ERNC de conseguir financiamiento. De esta forma este fondo buscaria reducir
los riesgos asociados a la volatilidad de los precios del mercado spot, mediante la
compra de la energia producida por generadores ERNC a un precio estable que entregue
cierta seguridad sobre los ingresos futuros del proyecto, para de esta manera poder optar

a financiamiento para su realizacion.

Este tipo de mecanismo de apoyo da la posibilidad de generar una carga fiscal baja en
comparacion con otros mecanismos de apoyo como el Feed-in tariff y Feed-in premium,
y a su vez entrega una mayor seguridad a los inversionistas renovables que otros
mecanismos como los certificados verdes, los cuales pueden tomar variados valores

dependiendo de las caracteristicas del mercado en el cual se transen.
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En paises del mundo se han desarrollado o estan en evaluacion mecanismos similares
para la estabilizacion de precios de la energia. Por ejemplo, en Uruguay el afio 2010 se
cre6 el Fondo de Estabilizacion Energética, con el objetivo de reducir el impacto
negativo del déficit de generacion hidroeléctrica de manera de estabilizar los costos de la
energia. Polonia por otro lado se encuentra evaluando la creacién de un fondo de
estabilizacion de precio de los certificados verdes de manera de poder disminuir el

riesgo a los desarrolladores de proyectos renovables.

En la actualidad dentro del mercado chileno existe un mecanismo similar, el cual solo
estd disponible para los pequefios medios de generacion (PMG) y los pequefios medios
de generacion distribuidos (PMGD), donde se les permite a estos generadores la
posibilidad de establecer un contrato, donde se les ofrece un precio estabilizado por la
compra de su energia, ademas de poder comercializar su energia en el mercado spot a
costo marginal. El precio estabilizado que considera dicho contrato corresponde al
precio de nudo de potencia y energia, determinado por la Comision Nacional de Energia

(CNE) dos veces al afio (Moreno, Mocarquer, & Rudnick, 2006)

El objetivo del Fondo propuesto es apoyar la mayor cantidad de proyectos ERNC,
especificamente la energia generada por estos proyectos, en el marco de un mercado
competitivo de precios y con un presupuesto limitado para financiar la implementacion y

operacion del Fondo.
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El analisis desarrollado busca determinar en primer término bajo qué condiciones el
Fondo es viable, y en segundo lugar en qué medida es capaz de apoyar la mayor
cantidad posible de proyectos, teniendo en cuenta los riesgos y compromisos existentes
entre el apoyo de una determinada cantidad de energia y la variabilidad asociada al saldo

acumulado del Fondo.

Para llevar a cabo la evaluacion del Fondo, se realizd una proyeccion de los precios de la
energia del sistema eléctrico chileno, especificamente para el Sistema Interconectado
Central (SIC) y para el Sistema Interconectado del Norte Grande para un horizonte de 15
afios (2013-2027), los cuales son utilizados como entrada para la evaluacion del

funcionamiento del Fondo de Estabilizacion.

Esta investigacion esta relacionada con un proyecto en evaluacion por parte de una
organizacion no gubernamental de los Estados Unidos en colaboracion con el Ministerio
de energia. Esta organizacion pretende financiar parte de los fondos necesarios para
poner en funcionamiento un mecanismo como el que se evaluara en esta investigacion.
De esta manera algunos de los supuestos utilizados en esta investigacion fueron

obtenidos gracias a la ayuda del Ministerio de Energia.

1.5 Estructura de la Tesis
La tesis desarrollada se estructura en los siguientes capitulos:

a) Capitulo 2 - EI sector eléctrico chileno, donde se resume y describe las

principales caracteristicas de los sistemas eléctricos existentes en Chile.
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d)
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Capitulo 3 - Modelacién del Fondo de Estabilizacion, este capitulo
presenta los supuestos utilizados para modelar el funcionamiento del
fondo de estabilizacion. Ademas se presenta el modelo utilizado,
indicando la funcidén objetivo, restricciones y los indicadores de

desempefio con los cuales se analiza el funcionamiento del Fondo.

Capitulo 4 - Proyeccion de precios, en este capitulo se entregan los
supuestos utilizados para la proyeccion de costos marginales
(combustibles, demanda y requerimientos de energia renovable), junto
con la metodologia utilizada para determinar el plan de obras y los
resultados obtenidos al realizar las proyecciones, las cuales seran
utilizadas como entrada para evaluar el funcionamiento del fondo de

estabilizacion.

Capitulo 5 - Resultados de la modelacion, corresponde a los resultados
de la evaluacion del funcionamiento del Fondo, considerando los dos
escenarios de proyeccion de precios utilizados. Ademas se adjunta un test
de estrés realizado sobre el Fondo, para analizar su funcionamiento sobre
condiciones hidrolégicas hdmedas (costos marginales bajos) y la
reduccién de emisiones equivalente producida por los proyectos que

forman parte del fondo de estabilizacion.
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Capitulo 6 - Conclusiones, donde se resumen los principales hallazgos
de la investigacion y se entregan recomendaciones que son Utiles en caso
de querer implementar este mecanismo de apoyo a las energias

renovables no convencionales
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2. EL SECTOR ELECTRICO CHILENO

El Fondo de Estabilizacion es modelado en el contexto del sector eléctrico chileno, en el
cual se distinguen 3 actividades basicas, con especificaciones y funcionamientos propios

e independientes entre si.

La primera actividad, el sector de generacion, el cual produce la energia eléctrica
mediante el uso de diversas tecnologias y combustibles. Se caracteriza por sus proyectos
de inversién a largo plazo, es intensivo en capital, posee retornos constantes a escala y es

de libre competencia.

En segundo lugar, el area de transmision, sector encargado del transporte de la energia
entre los centros de generacién y consumo. Se comporta como un monopolio natural,
dado que existen economias de escala en esta actividad. Su acceso al negocio se realiza

mediante la otorgacién de permisos de concesion.

La tercera actividad corresponde al sector de la distribucion, el cual recibe la energia
desde la transmision y la entrega a los consumidores finales. Se caracteriza por su
desarrollo en zonas geogréaficas especificas, donde se presentan economias de ambito.

Posee un gran nimero de usuarios regulados de pequefio tamafio.

Tanto las actividades de generacion como de transporte de energia, son desarrolladas por
empresas de capitales privados. El Estado por su parte, toma la funcién de agente

regulador, fiscalizador y planificador del mercado eléctrico. EI Ministerio de Energia y
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la Comision Nacional de Energia (CNE), son los organismos representantes del Estado,
encargados de coordinar el desarrollo de politicas, planes y normativas necesarias para el

funcionamiento optimo y eficiente del sector.

Debido a la geografia del pais el sector eléctrico chileno esta compuesto por cuatro

sistemas independientes.

El Sistema Interconectado del Norte Grande (SING) abastece a la zona norte del pais,
desde Arica hasta Antofagasta. Concentra un 24,1% de la capacidad instalada del pais,
siendo esta casi exclusivamente térmica (99,7%) debido a la ausencia de recursos
hidroeléctricos significativos en el norte de Chile. EI mercado es altamente concentrado,
donde tres actores concentran un 99% de la capacidad instalada: E-CL 54%, Endesa

24% y AES Gener 21%. EI SING abastece principalmente a consumos mineros.

HSING HESIC Aysen M Magallanes

Figura 2-1: Capacidad instalada en cada uno de los sistemas eléctricos de Chile, datos a enero 2013.
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El Sistema Interconectado Central (SIC) se extiende desde Taltal hasta la isla de Chilog,
abarcando la mayor parte del pais. Concentra un 75% de la capacidad instalada, con un
53% de capacidad térmica y un 46% hidroeléctrica. Endesa (39,3%), Colbun (21,4%) y
AES Gener (12,1%) concentran un 73,4% de la capacidad instalada, siendo al igual que
el SING un sistema fuertemente concentrado en su propiedad. Abastece a mas del 90%

de la poblacién del pais.

B Otros
422 GWh

Aysen
146 GWh

HSING HESIC Aysen M Magallanes

Figura 2-2: Generacién bruta en cada uno de los sistemas eléctricos de Chile, datos a enero 2013.

Los sistemas eléctricos medianos de Aysén y Magallanes abastecen a las regiones del
extremo sur de Chile. Entre ambos abastecen a un 0,7% de la poblacion del pais y

concentran un 0,9% de la capacidad instalada.

En el SIC y el SING la regulacién considera a la transmision y distribucién como

actividades monopédlicas reguladas dadas sus economias de escala y densidad. En el caso



32

de los sistemas medianos los tres segmentos (generacion, transmision y distribucion) son

regulados y operados por una misma empresa.

2.1 Generacionenel SICy SING
La evolucion de la generacion en el SIC y el SING en los dltimos afios se muestra en las

Figura 2-3 y Figura 2-4. Como se menciona en (Ulloa, 2012), sin duda el cambio mas
importante en la Gltima década es la fuerte disminucion en la generacion a gas natural
luego de las restricciones a los envios establecidas por Argentina desde el afio 2004 y
que llegaron a ser totales desde el 2007. En el SING el gas natural pasé de significar un
73% de la generacion total en 2003 a un 12% el 2008.

La crisis del gas natural tuvo como consecuencia una situacion de estrechez para ambos
sistemas. En el corto plazo esta fue superada recurriendo a generacion en base diesel, lo
qgue provocd que durante los afios 2007 y 2008 los costos marginales aumentaran
fuertemente. En el mediano y largo plazo el gas natural ha sido reemplazado por
generacion hidroeléctrica y a carbdn, convirtiéndose ésta Ultima en la tecnologia de
expansion del sistema, no exenta de problemas, producto del rechazo ciudadano.
Actualmente el gas natural llega al pais mediante barcos como gas natural licuado

(GNL) y es regasificado en los terminales construidos en Quintero y Mejillones.
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Figura 2-3: Porcentaje de generacion segln tecnologia en el SIC (Fuente: Reporte mensual Systep?).
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Figura 2-4: Porcentaje de generacién segin tecnologia en el SING (Fuente: Reporte mensual
Systep).

Queda de manifiesto también la fuerte dependencia de combustibles fosiles que

presentan ambos sistemas, particularmente el SING, los que en nuestro pais son

! Informacion disponible en la pagina web de la consultora: www.systep.cl
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importados practicamente en su totalidad. Lo anterior convierte a Chile en un pais
fuertemente dependiente energéticamente, lo que podria abrir una puerta para el

desarrollo de energias renovables a partir de fuentes energéticas nacionales.

En el SIC es clara la fuerte aleatoriedad hidrologica, problema que se agudiza con la
ocurrencia de sequias. Si se considera toda la estadistica hidrologica considerada por la
CNE correspondiente a los dltimos 50 afios, se tiene que para un afio de sequia extrema
(1998) la energia proveniente de todos los afluentes del sistema es un 63% inferior que

la energia disponible para un afio hiumedo (1972) y un 53% inferior a un afio normal.

Es importante destacar la baja participacion de las ERNC, las que en 2010 representaron
apenas un 1,8% de la generacion total del pais. De este porcentaje un 52% provino de

centrales de pasada, un 32% de centrales e6licas y un 16% de biomasa.

De las caracteristicas y tendencias observadas anteriormente, el reemplazo de la
generacion en base a gas natural por generacion en base a diesel y carbon junto a la
variabilidad hidrol6gica del SIC son las principales causas de las variaciones observadas

en los costos marginales de ambos sistemas.

2.1 Capacidad instalada y generacion ERNC
Durante el 2012 entraron en operacion 11 centrales ERNC, 9 de ellas en el SIC

totalizando 164,2 MW, una en el SING de 1,4 MW y una central aislada de 1 MW,
incrementando en 167 MW la capacidad instalada del pais. EI 87% de lo ingresado al

sistema corresponde a centrales de biomasa, un 11% a minihidro y un 2% a plantas
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solares. Durante este afio entraron en operacion de las tres primeras centrales solares,

aportando un total de 3,6 MW.

En el 2012 ingresaron a evaluacion ambiental 5740 MW.de los cuales 3144 MW fueron
solares, que por primera vez superan a los edlicos mostrando una nueva tendencia que
hace alusion a la falta de generacidn para abastecer la demanda minera e industrial en el
norte del pais. En cuanto a la aprobacion de proyectos, durante este periodo se aprobaron
un total de 4796 MW, cifra claramente mayor que los 943 MW en proyectos renovables
aprobados en el afio 2011.

La generacién en base a energia renovable no convencional alcanzd aproximadamente
los 3.158 GWh, valor que corresponde al 4,83% de la generacion total del sistema.
Durante el 2012 el aporte ERNC a la inyeccion del SIC fue del 6,3% aproximadamente,
basado principalmente en generacion a partir de biomasa (51,4%), hidraulica (36,19%) y
edlica (12,5%). En el SING, la generacion ERNC tuvo una contribucion porcentual
menor alcanzando un porcentaje de 0,48%, de los cuales el 99,4% fue generado en base

a energia hidraulica y el 0,6% restante en base a generacion de energia solar.

Tabla 2-1: - Estado de Proyectos ERNC en el pais [MW] (Fuente: SEA, CDEC, CER, Ene 2013)

SEIA
Estado Operacion [Construccion R,CA aprobafi?, . !En .,
sin contruccion | Calificacion

[Mw] [Mw] [(Mw] [MW]
Mini Hidro 278 114 228 87
Edlica 205 222 3.909 1.350
Biomasa 394 58 86 0
Solar 4 1 3.107 898
Geotermia 0 0 50 70
Total 881 395 7.380 2.405
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3. MODELACION DEL FONDO DE ESTABILIZACION DE
PRECIOS DE LA ENERGIA

En este capitulo se entrega informacion sobre los supuestos utilizados para realizar el
modelo de evaluacion de desempefio del Fondo. Ademés se entrega una descripcion

detallada de la modelacion realizada.

3.1 Supuestos para el funcionamiento del Fondo de Estabilizacion

Los supuestos descritos a continuacion corresponden a los supuestos basicos que deben
ser acordados para la evaluacion del Fondo de Estabilizacion. Estos supuestos permiten
conocer una primera aproximacién a la resolucion de un problema de mayor
complejidad, dado que entregaran una mirada global sobre el escenario en el cual se

desarrollara este fondo.

Acceso al Fondo de Estabilizacion:

El ingreso al Fondo se realizard mediante licitacion publica enfocada en proyectos
edlicos y solares en todo el pais, sin discriminacion de la zona en la cual se encuentren.
Para esta licitacion el administrador del Fondo debera fijar un precio sombra o precio
techo de manera de apoyar en la busqueda de financiamiento a los proyectos ERNC mas

eficientes.

Precio estabilizado de la energia:

Se considera que el Fondo entregard un precio Unico por unidad de energia generada,

independiente de la tecnologia o de la zona de conexidn en que se encuentre el proyecto.
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Este supuesto se basa en la idea de apoyar proyectos eficientes al menor precio posible

sin privilegiar ningan tipo de tecnologia renovable sobre otra.

Se evaluard un rango amplio de precios de manera de determinar las condiciones de
operacion del fondo para distintas situaciones factibles de precio estabilizado. El rango
de precios utilizado va desde los 77,5 US$/MWh hasta los 105 US$/MWh. Este rango
fue determinado considerando la viabilidad econémica de ofrecer estos precios a los
distintos inversionistas del sistema. Para esto se realizé un analisis en base a la funcion

de utilidad de los accionistas descrita mediante la siguiente ecuacion.

U= El[x] - yoy

(3-1)
donde,
E[X]: valor esperado de la variable aleatoria analizada, en este caso el valor presente
neto VPN de la central bajo estudio [MMUS$].
y : parametro de aversion al riesgo.
o2 : varianza de la variable aleatoria analizada, en este caso corresponde a la varianza

del VPN de la central bajo estudio.

Al realizar el analisis para la central con menor costo de desarrollo, que en este caso
corresponde a una central edlica ubicada en la X region, con un factor de planta de 36%

en promedio, es posible obtener los resultados presentados en la Tabla 3-1.
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Tabla 3-1: Funcion de utilidad para distintos valor de gamma, para una central eolica con costo de

desarrollo de 75 US$/MWh.

Gamma | E[VPN] | var[ven] |Funcionde
Utilidad
[MMUS$] | [MMUS$]
0,0 59,8 75 59,8
01 59,8 75 59,0
0,2 59,8 7,5 58,3
0,3 59,8 75 57,5
0,4 59,8 7,5 56,7
0,5 59.8 75 56,0
0,6 59,8 75 55,2
0,7 59.8 75 54,5
0,8 59,8 75 53,7
0,9 59,8 75 53,0
1,0 59,8 75 52,2

Si consideramos que el proyecto recibe un precio de 77,5 US$/MWh por la compra de la
energia que produce y realizamos un andlisis similar (Tabla 3-2), se obtiene que para un
factor de de aversion de riesgo superior a 0,5 es preferible recibir un precio fijo (o
estabilizado) en vez de someterse a la variabilidad del precio spot, aun cuando el costo

marginal promedio en la barra de conexion del proyecto se 85 US$/MWh.

A partir de este resultado se considera para la evaluacion del Fondo un precio
estabilizado de 77,5 US$/MWh. Precios estabilizados menores fueron evaluados pero
los resultados obtenidos no presentaban argumentos econémicos para incluirlos dentro

de la evaluacion del fondo.
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Los supuestos econdémicos, como costos de inversion, factores de planta, la tasa de
descuento, entre otros, utilizados para este analisis son descritos con mayor detalle en

los siguientes puntos de esta seccion.

Tabla 3-2: Funcion de utilidad para distintos valor de gamma, para una central eolica con costo de

desarrollo de 75 US$/MWh, para un esquema de precio estabilizado de 77,5 USD/MWh.

Gamma | E[VPN] | var[ven] |Funcionde
Utilidad
[MMUS$] | [MMUS$]
0,0 56,2 16 56,2
0,1 56,2 16 56,1
0,2 56,2 16 55,9
0,3 56,2 16 55,8
0,4 56,2 16 55,6
0,5 56,2 16 55,4
0,6 56,2 1,6 55,3
0,7 56,2 16 55,1
0,8 56,2 16 55,0
0,9 56,2 16 54,8
1,0 56,2 16 54,6

Ingresos y egresos del Fondo:

El Fondo de estabilizacion funciona como la figura de un comercializador de energia el
cual compra la energia a un precio de compra (Pe) igual al precio estabilizado ofertado, y
la vende al mercado al costo marginal de la barra de inyeccion de la energia. De esta
manera los ingresos y egresos del Fondo estaran dados por la diferencia existente entre
el precio de venta de la energia y el precio de compra. En el caso que el precio spot de la

barra de inyeccion de los proyectos ERNC presentes en el Fondo sean mayores que el
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precio estabilizado ofertado, el Fondo recibird ganancias por concepto de la venta de
energia; por el contrario, en el caso que el precio spot se encuentre bajo el precio
estabilizado ofertado, el Fondo debera cubrir la diferencia, asumiendo las pérdidas
producto de la transaccion. En la Figura 3-1 se ilustra de qué manera son percibidos los
ingresos y egresos por el Fondo de Estabilizacion, considerando un precio estabilizado
de 80 US$/MWh para un proyecto ERNC ubicado en la X Region conectado en la barra

de referencia Puerto Montt 220K V.

Funcionamiento del Fondo de Estabilizacion Pe = 80 US$/MWh
180

CMg Puerto Montt 220

160 ‘ """ Precio Estabilizado Pe = 80 US$/MWh |

140

1201 Ingresos

100

Costo Marginal US$/MWh

80 - 1=F=FTT1-1=Ft=d-F=t1==F d=g=b =it At

f

40 r r r r r r r r
0 20 40 60 80 100 120 140 160 180

Meses

Egresos
r

Figura 3-1: Ejemplo del funcionamiento del Fondo de Estabilizacion, que muestra la evolucion del

saldo acumulado para un precio estabilizado de 80 US$/MWh en la barra P. Montt 220KV.

Dado que el Fondo de estabilizacién comercializa su energia en el mercado spot,

guedando expuesto al riesgo precio del mercado, una alternativa para diversificar dicho
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riesgo es establecer contratos de energia, ya sea a través de las licitaciones de clientes

regulados o directamente con clientes libres.
Saldo inicial del Fondo:

El Fondo contara con un saldo inicial de MMUS$20, asumiendo que todo el dinero esta
disponible para la compra de energia durante el periodo de funcionamiento, sin

establecer reservas ni fondos de rescate para eventuales periodos con saldos negativos.
Rentabilidad del Fondo:

Se asumio que este Fondo es financiado con capitales publicos, por lo que al Fondo no
se le exige cumplir con una rentabilidad minima al final de su horizonte de
funcionamiento, incluso pudiendo terminar con un saldo final igual a 0 US$, en cuyo
caso se comportaria como un subsidio para los proyectos que participan del Fondo. De
todos modos, el andlisis realizado también incorpora soluciones alternativas para

diferentes tasas de rentabilidad exigida al Fondo.

La tasa de rentabilidad y el saldo final del Fondo se calculan de acuerdo con las

siguientes expresiones:

SF = ST+ 303" (CMgy; — Po) * hy * fpieq * X

(3-2)
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12

SF\T;
= ()7 -1
r (51)

(3-3)

donde,

SF: Saldo final del fondo después del horizonte de operacion [MMUS$].

SI: Saldo inicial del fondo [MMUSS$].

CMgki: Costo marginal de la barra de conexion del proyecto k en el mes i [US$/MWh].
fpki: Factor de planta del proyecto k en el mes i [%)].

Xk: Capacidad instalada del proyecto k [MW].

hi: Horas de duracion del mes i.

Tt = horizonte de evaluacion [meses]

N = namero de blogues de generacion candidatos para el Fondo

r: Rentabilidad del Fondo de Estabilizacion [%)].
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Horizonte de duracion:

Este Fondo debe ser capaz de apoyar a los proyectos por un plazo no menor a 10 afios
dado que las instituciones financieras buscan asegurar al menos un 70% de la deuda
capital contraida con los gestores de proyectos. El plazo considerado para este Fondo en
particular es de 15 afios, de manera que sea equivalente a los contratos a largo plazo
(PPA) que firman otros proyectos con tecnologias que pueden programar su generacion,

como es el caso de la energia termoeléctrica.

Factor de planta de los proyectos ERNC:

La generacidon de energia de los proyectos ERNC estd determinada principalmente por el
factor de planta de la tecnologia, en funcion de la disponibilidad de viento o radiacion
solar en la zona donde se localiza el proyecto. Los factores de planta se estimaron como
promedios zonales en base a las proyecciones realizadas por el Departamento de
Geofisica de la Universidad de Chile. La Tabla 3-3 muestra los factores de planta

mensuales por zona.



Tabla 3-3: Factor de planta para proyectos eélicos
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Enero 23% 27% 39% 28% 32%
Febrero 23% 27% 33% 22% 39%
Marzo 23% 27% 24% 21% 26%
Abril 24% 27% 20% 27% 30%
Mayo 20% 27% 22% 22% 35%
Junio 25% 28% 31% 31% 52%
Julio 32% 29% 37% 35% 45%
Agosto 31% 28% 32% 29% 47%
Septiembre 33% 30% 18% 39% 28%
Octubre 27% 31% 25% 34% 31%
Noviembre 24% 28% 42% 33% 30%
Diciembre 26% 27% 31% 30% 35%
PROMEDIO 26% 28% 30% 29% 36%

Enero

Tabla 3-4: Factor de planta para proyectos solares
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Parametros técnico-econdmicos de los proyectos ERNC:
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Los principales parametros que, solo para efectos de la evaluacion del Fondo, definen la

generacion de energia y costos de operacion de proyectos eolicos y solares que apoyaria

el Fondo se muestran a continuacion.

Tabla 3-5: Parametros técnico-econémicos asumidos para los proyectos eélicos

Crucero | Maitencillo | Concepcidn Temuco | Puerto Montt
Barra de Conexion 220 kV 220 kV 220 kV 220 kV 220 kv
Potencia maxima neta MW Restriccién de 500 MW/afio
Consumos propios % 1% 1% 1% 1% 1%
Tasa disponibilidad % 97% 97% 97% 97% 97%
Mantenimientos 0 0 0 0 0
CVnC USS/MWh 10 10 10 10 10
Costos O&M USS/MW-afio 22000 22000 22000 22000 22000
Costo de inversion USS/KW 2000 2000 2000 2000 2000
% Deuda % 70% 70% 70% 70% 70%
Tasa de descuento % 7.67% 7.67% 7.67% 7.67% 7.67%

Tabla 3-6: Parametros técnico-econdmicos asumidos para los proyectos solares

Pozo Almonte | Crucero 220 | Diego de Almago

Barra de Conexion 220 kV kv 220 kV
Potencia maxima neta* MW - - -
Consumos propios % 1% 1% 1%
Tasa disponibilidad % 97% 97% 97%
Mantenimientos 0 0 0
CvnC USS/MWh 0 0 0
Costos O&M USS/MW-afio 10000 10000 10000
Costo de inversion uss/Mw 2500 2500 2500
% Deuda % 70% 70% 70%
Tasa de descuento % 7.67% 7.67% 7.67%
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Costos de Desarrollo:

A partir de los supuestos anteriores de factor de planta y parametros técnico-econémicos
de los proyectos ERNC se determind el costo de desarrollo promedio para los proyectos
edlicos y solares que podrian participar en el Fondo, que es el precio promedio minimo
de venta de la energia que permite a dichos proyectos obtener retornos positivos, al
utiliza una tasa WACC real de 7,67%, cuyo célculo se basa en los supuestos presentados
en la Tabla 3-7. Los supuestos utilizados coinciden con la informacién utilizada por la
industria para la evaluacion de este tipo de proyectos y considera la reduccién de riesgo
asociada a la implementacién del Fondo de Estabilizacidn, el cual actia como un
contrato de suministro en base a la produccion de las centrales eliminando el riesgo

precio.

La reduccion de riesgo precio en base a esquemas que aseguran un nivel minimo de
retornos, ha sido estudiada en (Klessmann, Rathmann, & Jager, 2013; Rathmann, 2011),
los cuales plantean que un esquema que asegura un ingreso estable para un proyecto,
como es el caso del feed-in tariff, produce una reduccion de un 8% en el costo
nivelizado de una central ERNC. Ademas si se incluye que el mecanismo de apoyo
asegura un ingreso estable pese a la existencia de restricciones de transmisién que
pudiesen generar precios nodales menores al promedio del sistema, como es el caso del
Fondo de Estabilizacion, se genera una reduccion adicional en el costo nivelizado de una

posible central ERNC de un 4%. Es decir, un mecanismo como el Fondo generara una
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reduccion maxima en el costo nivelizado de un 12% aproximadamente, lo cual se
traduce en una disminucion en la tasa de interés nominal de la deuda de 360 puntos base,
de mantenerse la estructura de capital y la rentabilidad exigida por los accionistas

constante.

Tabla 3-7: Supuestos tasa WACC utilizada para el calculo del costo de desarrollo.

Weighted average cost of capital (WACC)
Inflacion proyectada EEUU % 2,30%
Tasa de impuestos % 20,00%
Porcentaje de la deuda % 70,00%
Tasa de referencia del credito Libor 3,89%
Credit spread % 3,50%
Tasa de deuda nominal nominal % 7,39%

real % 4,98%
Beta desapalancado % 60,00%
Activo de libre riesgo nominal % 2,72%
Retorno de mercado nominal % 8,81%
Riesgo accionario nominal % 6,09%
Modelo de valorizacion de nominal % 13,19%
Pais nominal % 1,25%
Premios porriesgo Construccion|nominal % 1,50%
Mercado |nominal % 3,00%
. . . . nominal % 18,94%

Tasa exigida por el patrimonio
real % 16,27%
WACC nominal % 10,14%
real % 7,67%

Para obtener una curva de oferta que represente de mejor manera la diversidad de costos
de desarrollo que se observan en la practica al comparar distintos proyectos, se
sensibilizo el factor de planta en cada zona. De esta manera, se obtuvieron tres tramos

diferentes para el costo de desarrollo (minimo, promedio y maximo), y la oferta de
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energia se repartio equitativamente usando blogues proporcionales de potencia asociados

para cada tramo de costo de desarrollo. La Tabla 3-8 muestra los costos de desarrollo

por tramo para cada zona evaluada.

Tabla 3-8: Costo de desarrollo por zona

1] Edlico

v Edlico
v Edlico
VI Edlico
X Edlico
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104
104
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84
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3.2 Modelo de optimizacion y modelo de evaluacion del Fondo

El proceso de busqueda de soluciones éptimas para el funcionamiento del Fondo se

dividié en dos etapas secuenciales: Etapa de Optimizacion y Etapa de Evaluacion de

soluciones, ilustradas en la Figura 3-2 . EI mismo proceso de optimizacion se utilizé

para evaluar diferentes niveles de precio estabilizado, para los dos casos de proyeccién

de precios de la energia.
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Figura 3-2: Diagrama del proceso de optimizacién en dos etapas

3.2.1 Funcién objetivo
La funcién objetivo utilizada busca maximizar la cantidad total de energia generada a
partir de los proyectos ERNC apoyados por el Fondo, variando la potencia asociada Xy

que es apoyada en cada uno de los Nk bloques candidatos:

Tr N

Maxxkz prk,i * Xj * HRM;

i=1k=1

(3-4)
Donde

fpki = factor de planta para el bloque k para el mes i [%]
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Xk = potencia apoyada en el blogue k [MW]

HRM; = numero de horas del mes i [hrs]

Tt = horizonte de evaluacion [meses]

N = namero de blogues de generacion candidatos para el Fondo

En cada una de las siete zonas donde se ubican los proyectos solares y eolicos del plan
de obras simulado, se dividid la oferta de generacidn en tres bloques con diferente costo
de desarrollo, lo que da un total de Nx = 3 * 7 = 21 bloques candidatos, como se muestra

en la Figura 3-3.
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Figura 3-3: Bloques de generacion candidatos, con su respectivo costo de desarrollo

3.2.2 Restricciones

Se consideraron las siguientes restricciones que limitan el espacio de busqueda de las

soluciones factibles:
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Restriccion de rentabilidad:

El Fondo debe tener una rentabilidad minima que garantice que el saldo final sea mayor
o igual a cero. El saldo final se calcula como el saldo inicial mas los ingresos percibidos
por venta de energia, menos los costos por la compra de la misma energia a precio

estabilizado.

SI+3N%37 (CMgy; — P.) * HRM; * fp; * X = 0
(3-5)
Si la tasa de rentabilidad es igual a cero, el saldo final sera igual al saldo inicial. En caso

de que el saldo final sea igual a cero, la tasa de rentabilidad sera negativa.
Restriccién de potencia maxima:

Por consistencia con la proyeccion de costos marginales, la potencia méxima de los
blogues candidatos debe ser menor o igual que la potencia eélica y solar simulada en la
proyeccion de precios de la energia. Solo se consideran los proyectos que ingresan
durante el periodo de postulacion al Fondo de Estabilizacion (2015-2016). La Tabla 3-9
se muestra los valores méximos para cada bloque k.

0 < Xy < Xmaxy

(3-6)
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Tabla 3-9: Potencia maxima disponible para cada blogue candidato al Fondo

50 50 503 4 302 30 25|15 20 15]20 20 20|25 25 25|10 20 10

Restriccién de rentabilidad de los proyectos apoyados:

Se asumi6 que el Fondo s6lo puede apoyar proyectos de generacion que resulten
rentables por si solos, al comercializar la totalidad de su energia generada a precio
estabilizado Pe. Por lo tanto, el costo de desarrollo de los proyectos apoyados debe ser

menor que el precio estabilizado ofertado:

(C.Desarrollo, —P,) * X;, < 0
(3-7)
Segun esta restriccion, si la condicion de diferencial de precio no se cumple para un

blogue k, necesariamente la potencia apoyada para dicho bloque sera igual a cero.

3.2.3 Etapa 1: Optimizacion
En la etapa de optimizacion se resolvié un modelo de optimizacion lineal restringido
utilizando un algoritmo de busqueda Interior-point, para calcular la cantidad méxima de

energia que es posible apoyar con el Fondo, bajo una condicion especifica de operacion:
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e) Se considera una serie aleatoria del CMg proyectado, que define el precio
de venta de la energia al mercado spot. Se generaron N series de precio

para optimizacion utilizando el método Monte Carlo; y

f) Un precio estabilizado Pe ofertado, que define el precio de compra
pagado por el Fondo a los proyectos ERNC que participan del Fondo. Se
definié un rango de precios maximo y minimo, y se discretiz6 dicho

intervalo en Ne valores de precio estabilizado.

El proceso de optimizacién se repiti¢ iterativamente Ns veces (Figura 3-2), y como
resultado de esta primera etapa se obtuvieron Ns soluciones dptimas para cada nivel de

precio estabilizado Pe.

Se utiliz6 un numero de Ns = 1.000 iteraciones de optimizacion.

3.2.4 Etapa 2: Evaluacion

En la etapa de Evaluacion para cada una de las soluciones éptimas de la primera etapa se
evalué su funcionamiento bajo diferentes condiciones hidrolégicas. Para ello, se
generaron aleatoriamente, mediante el método Monte Carlo, un nimero N, de series de
precio partir de las proyecciones de costo marginal, completamente independientes de
las series generadas para la etapa de optimizacion. El proceso consiste en sortear,
mediante un generador de nimeros aleatorios, una de las 50 hidrologias para cada uno

de los 15 afios hidroldgicos en los cuales se evaluara el Fondo. De esta manera se
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obtiene una serie de precios que representa eventuales costos marginales en el sistema
para hidrologias hipotéticas que podrian ocurrir en la realidad. El proceso descrito

anteriormente se repite N, para conseguir todas las series independientes de precio.

Para cada una de las Ns soluciones factibles, se evalia el comportamiento del Fondo de
manera mensual utilizando las ecuaciones descritas en las secciones 3.2.1 y 3.2.2, para
determinar la energia apoyada y la evolucion del saldo del Fondo de Estabilizacion, todo
esto bajo las condiciones de mercado definidas para cada una de las N, series de precios.
Como resultado, se obtienen diferentes indices de desempefio utilizados para evaluar el
Fondo. Las Ns soluciones factibles, muchas de las cuales en la practica se encuentran
repetidas, son filtradas para eliminar duplicados y luego ordenadas de acuerdo con los

criterios de desempefio que se definan como prioritarios.

El resultado final obtenido en esta segunda etapa es un listado o ranking de soluciones
factibles, de los conjuntos de potencias a apoyar Xy que permiten obtener la mayor
generacion promedio de energia, para un precio estabilizado determinado y con sus
respectivos criterios de desempefio asociados. La solucion Optima serda aquella con
mayor generacién total de energia que cumpla con los criterios minimos exigidos en

términos de los indicadores de desempefio.

El proceso completo de optimizacion en dos etapas se repitio Ne veces para diferentes
valores de precio estabilizado ofertado, de manera de obtener un barrido de como se

modifican las soluciones Optimas al variar el precio estabilizado. A su vez, esta solucion
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iterativa por precio se repitio tanto para el caso superior de proyeccion de precios como

para el caso inferior.

En el andlisis del funcionamiento del Fondo se utilizé un total de Ng = 2.000 iteraciones

de evaluacion.

3.2.5 Indicadores de desempefio de las soluciones

Se definieron cuatro indicadores de desempefio para evaluar las soluciones factibles

obtenidas del proceso de optimizacion:

E[SF] : Valor esperado del Saldo Final [MMUS$]:

Es el valor promedio del saldo acumulado del Fondo al finalizar el periodo de
evaluacion, obtenido tras evaluar la solucion para cada una de las N, series de precios.
Equivalentemente, es el valor de saldo final con probabilidad de ocurrencia acumulada

igual a 50%.

(3-8)



56

Distribucién de Probabilidad Saldo Acumulado del Fondo de Estabilizacién Probabilidad Acumulada Saldo Final del Fondo de Estabilizacién
70 T T T

1

0.8

0.6

0.4

Frecuencia de Ocurrencia
Probabilidad de ocurrencia

0.2

3 0 : : c
-200 -100 0 100 200 300 -200 -100 0 100 200 300
Saldo Acumulado MMUS$ Saldo Final acumulado MMUS$

Figura 3-4: Ejemplo de la distribucion de probabilidad del Saldo final del Fondo para una solucién

factible.

Std[SF]: Desviacion estandar del Saldo Final [MMUS$].

Es la desviacion estandar del saldo acumulado del Fondo al finalizar el periodo de
evaluacion, obtenido tras evaluar la solucion para cada uno de las N, series de precios.
Es un indicador de la dispersion que presenta el saldo final y por lo tanto mientras mayor

sea Std[SF], mayor seré el riesgo asociado a dicha solucion.

Y7 (E[SF] - SF;)?
N, — 1

Std[SF] =

(3-9)



S7

Rentabilidad [%06].

Tasa de rentabilidad promedio del Fondo, calculada como la tasa anual equivalente
requerida para alcanzar el valor esperado de saldo final acumulado E[SF]. Se calcula a

partir de la siguiente formula:

(3-10)

P(Quiebra): Probabilidad de quiebra del Fondo en el periodo de evaluacion [%].

Es la probabilidad de que el saldo acumulado del Fondo alcance un valor negativo, en
cualquier mes a lo largo del periodo de evaluacion. Es decir, si en algin mes de alguna
de las Np series de precios el Fondo tiene un saldo acumulado menor que cero, se
considera que esa serie ha quebrado, de esta manera la probabilidad de quiebra sera el

porcentaje de series de precios quebradas con respecto al total de series en evaluacion

(Np),

# de series de precios quebradas

P(Quiebra) = Np

(3-11)
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4. PROYECCION DE PRECIOS: MODELACION DEL SISTEMA Y
SUPUESTOS UTILIZADOS

Para determinar la proyeccion de precios se utilizé el modelo de despacho hidrotérmico
OSE 2000. Este modelo permite optimizar la operacion inter-temporal de los embalses
existentes en un sistema eléctrico, minimizando los costos de operacion, mantenimiento
y falla esperados. Como resultado este modelo entrega el despacho econémico de las
unidades generadoras, el flujo por las lineas modeladas y los costos marginales en las
barra del sistema que resulten de la operacion dptima del sistema. Todas estas variables
se encuentran desagregadas para cada una de las 50 hidrologias simuladas. Mas detalles
sobre el modelo OSE 2000 se encuentra en el Anexo A de este estudio.

A su vez la proyeccion de precios de la energia se encuentra dentro de un contexto de
mercado donde existen crecientes dificultades para desarrollar proyectos de generacion
eléctrica, donde los grandes proyectos hidroeléctricos y térmicos a carbén enfrentan un
pronunciado rechazo social por temas ambientales, como lo sucedido con los proyectos
Barrancones, Punta Alcalde, Castilla, HidroAysén y Cuervo, entre otros durante los
ultimo afios. A esto se debe sumar una creciente judicializacion de los procesos de
aprobacion de los grandes proyectos, lo que esta provocando el retraso en la puesta en
servicio de algunos y, eventualmente, la cancelacion de otros. Por otra parte los
proyectos ERNC que buscan ser una solucién a los problemas de generacion no cuentan

con el apoyo financiero necesario para ser desarrollados, como se menciono
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anteriormente, generando ain mas incertidumbre con respecto al futuro del mercado

eléctrico chileno.

Para representar la incertidumbre en el futuro de los precios de la energia se modelaron

dos escenarios hipotéticos de expansion téermica eficiente.

El primero de ellos, denominado Caso Inferior, considera que se mantiene el esquema
actual de inversiones, esto es, una expansion basada en hidroelectricidad y carbon. Este
escenario asume que se desarrollan a tiempo todos los proyectos que han sido
cuestionados en el altimo tiempo, realizandose la expansion de la generacién en base a

centrales a carbdn, tanto en el SIC como en SING, y grandes proyectos hidroeléctricos.

El segundo escenario, denominado Caso Superior, supone que dentro del horizonte de
analisis no serad posible el desarrollo de ningun proyecto que haya sido judicializado,
limitdndose el desarrollo de centrales a carbon sélo a proyectos que actualmente se
encuentran en construccion o que cuentan con contratos que viabilizan su desarrollo. En
este sentido, se buscaria una tecnologia alternativa para la expansion de la matriz de
generacion en el SIC. Por su parte el SING continuard su expansién en base a la
tecnologia de expansién eficiente utilizada en la actualidad. De acuerdo a la estructura
de costos que se observa actualmente en el mercado eléctrico corresponderia utilizar

como tecnologia de expansion para al SIC el gas natural licuado (GNL).

Ambos escenarios modelados consideran que el proyecto de interconexién SIC-SING

propuesto por el gobierno de Chile, se llevara a cabo el afio 2019, interconectando el
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norte del SIC con el SING mediante una linea de 500kV entre las subestaciones

Cardones y Encuentro.

En este capitulo se explicitan los supuestos de mercado en que se basa la modelacion del
SIC y del SING, realizada utilizando el modelo de despacho hidrotérmico OSE20002.
Del mismo modo, se detalla la metodologia utilizada para definir la expansion futura del
sistema en términos de transmision y generacion, la que se basa en reglas que

representan un mercado competitivo.

4.1 Precios de combustibles

Para analizar la operacion futura del SIC y el SING, se requiere de una proyeccion de los
precios de los combustibles que utilizan las distintas centrales térmicas del sistema, los
cuales son carbdn, diesel (basado en la proyeccién del crudo WTI) y GNL. Para la
proyeccion de estos combustibles se utilizaron los precios utilizados por la industria, los

cuales parecen razonables como proyeccion a futuro (Tabla 4-1)

2 El modelo OSE2000, es utilizado por la Comision Nacional de Energia (CNE) para calcular los costos
marginales del SIC en cada proceso tarifario semestral de fijacion de precios regulados. EI modelo tiene la
capacidad de integrar el sistema hidraulico del SIC a través de la operacién éptima de los embalses del
sistema, la cual determina el despacho de todas las centrales para el conjunto de bloques de demanda
mensual respectivo y un ndmero de situaciones hidrolégicas histéricas definidas, considerando las

restricciones de capacidad y pérdidas del sistema de transmision.



Tabla 4-1: Proyeccion de precios de combustibles en el SIC

Carbén US$/Ton (1) CRE DU e
Year Us$/bbl (2) | US$/MMBtu (3)

siC SING
2013 125.0 118.1 100.0 11.0
2014 110.0 103.9 100.0 11.0
2015 110.0 103.9 100.0 11.0
2016 110.0 103.9 100.0 11.0
2017 110.0 103.9 100.0 11.0
2018 110.0 103.9 100.0 11.0
2019 110.0 103.9 100.0 11.0
2020 110.0 103.9 100.0 11.0
2021 110.0 103.9 100.0 11.0
2022 110.0 103.9 100.0 11.0
2023 110.0 103.9 100.0 11.0
2024 110.0 103.9 100.0 11.0
2025 110.0 103.9 100.0 11.0
2026 110.0 103.9 100.0 11.0
2027 110.0 103.9 100.0 11.0

(1): Precios puesto en cancha. Considera un calor especifico de 6.350 kcal/kg para el SICy
6.000 kcal/kg para el SING

(2): Precio FOB.

(3): Incluye Licuefaccidn, transporte y regasificacion.

Los precios proyectados incluyen los costos asociados a flete, aduana, descarga, seguros,

entre otros.

Para determinar el precio del GNL se utilizan los siguientes precios para la licuefaccion,

transporte y regasificacion del gas son los siguientes:

Q) Licuefaccion: 2,5 — 3,5 US$/MBTu

h) Transporte: 1,0 — 1,5 US$/MBTu

i) Regasificacion: 1,0 — 2,0 US$/MBTu

61
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Tomando como base la proyeccion del estudio, el precio del carbon para cada central del
SIC y del SING se determina considerando las diferencias histéricas en los precios

informados al operador del sistema (CDEC-SIC y CDEC-SING).

4.2 Proyeccion de demanda para el SIC

La demanda modelada considera como referencia la modulacion geografica de la
demanda utilizada por la CNE en sus proyecciones de precio de nudo. Esta ha sido
modificada en lo que respecta a su tasa de crecimiento, considerando la correlacion

historica existente entre el PIB y la generacién del SIC (Tabla 4-2)

Para la proyeccion del PIB se consideraron diversos informes publicados por organismos
relevantes, como el Banco Central, el FMI y la OECD, ademés de otras instituciones
financieras. Adicionalmente se tuvo en cuenta la proyeccion realizada por la CNE en su
ultimo informe de Precio de Nudo. Para el afio 2012 se utilizo el valor real de ventas de

energia publicado por el CDEC-SIC.
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Tabla 4-2: Crecimiento de la demanda en el SIC

. Tasa de Tasa de
Energia _ ..
Year GWh crecimiento  crecimiento PIB
energia % %

2012 46,128 - -
2013 49,313 6.9% 4.5%
2014 52,773 7.0% 4.5%
2015 55,296 4.8% 4.5%
2016 58,119 5.1% 4.5%
2017 61,923 6.5% 4.5%
2018 65,018 5.0% 4.5%
2019 68,263 5.0% 4.5%
2020 71,675 5.0% 4.5%
2021 75,241 5.0% 4.5%
2022 78,988 5.0% 4.5%
2023 82,942 5.0% 4.5%
2024 86,263 4.0% 3.5%
2025 89,716 4.0% 3.5%
2026 92,410 3.0% 2.5%
2027 95,182 3.0% 2.5%

4.2.1 Proyectos mineros e industriales en el SIC Norte

En los dltimos afios se ha observado un incremento importante en la cantidad de
proyectos mineros e industriales que se estan desarrollando, o se planean llevar a cabo,
en la zona denominada como SIC Norte, la cual abarca desde la barra Polpaico 220KV

hacia el norte.

En funcion de la informacion pablica disponible, se definieron las principales iniciativas
que se espera que se materialicen dentro del horizonte de estudio, de manera de
incluirlas en la modelacion realizada en el OSE2000. Por lo anterior, la proyeccion

mostrada en la Tabla 4-2 considera una serie de proyectos industriales y mineros
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ubicados en la zona norte del SIC, los cuales modifican la tasa de crecimiento de la

demanda del sistema. Los proyectos considerados y las proyecciones de demanda para el

SIC Norte se resumen en la Tabla 4-3 y en la Tabla 4-4.

Tabla 4-3: Proyectos industriales y mineros en el SIC Norte

Entrada
" ., Demanda
Proyecto Duefio Barra de conexion demanda .
) Maxima
maxima

Ampliaciéon Planta Pellets CAP Maitencillo 220 jul-2013 9 MW
Diego de Almagro Can-Can Diego de Almagro 220 nov-2013 10 MW
Cerro Negro CAP Cardones 220 jul-2013 70 MW
Caserones Pan Pacific Copper Maitencillo 220 jun-2014 153 MW
Pascua Lama Barrick Punta Colorada 220 ene-2015 130 MW
Santo Domingo Far West Diego de Almagro 220 dic-2017 50 MW
El Morro Goldcorp Maitencillo 220 ene-2018 161 MW
Jeronimo Yamana Gold Diego de Almagro 220 ene-2015 36 MW
Volcan Andina Minerals Cardones 220 ene-2015 33 MW
TOTAL CONSIDERADO 652 MW
Cerro Casale Barrick-Kinross Cardones 220 no considerado 158 MW
Fortuna MMX Cardones 220 no considerado 75 MW
Inca de Oro PanAust-Codelco Carrera Pinto 220 no considerado 70 MW
Pachén Exeter Los Vilos 220 no considerado 200 MW
Caspiche Exeter no considerado

Mina Carmen Minera Santa Fe no considerado |Autoconsumo
Bellavista JSW Steel no considerado 1MW
Lobo Marte Kinross La Coipa 220 no considerado 25 MW
Nueva Esperanza KingsGate Nueva Esperanza 220 |no considerado 10 MW
Planta Huasco Agrosuper Maitencillo 220 no considerado 50 MW
Relincho Teck Maitencillo 220 no considerado 250 MW




Tabla 4-4: Proyecciones del consumo de energia en el SIC Norte (GWh/afio)
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Diego de Almagro | 977 1.055 1.316 1.493 1588 1730 1.744 1759 1774 1.788 1.803 1.818 1.833 1.849 1.865
La Coipa 148 149 151 152 154 155 157 158 160 162 163 165 167 168 170
Cardones 2.224 2.434 2720 2.760 2.808 2.854 2.902 2952 3.003 3.051 3.100 3.151 3.203 3.258 3.314
Maitencillo 807 1.428 1.725 1.848 2.791 2934 2945 2957 2969 2980 2991 3.003 3.015 3.028 3.041
Punta Colorada 0 384 991 991 991 991 991 991 991 991 991 991 991 991 991
Pan de Azlcar 1.648 1.704 1.762 1.819 1.891 1.960 2.031 2.106 2.184 2.254 2328 2404 2483 2565 2.651
Los Vilos 343 357 372 386 404 421 439 458 478 496 514 533 553 574 596
Total 6.146 7.511 9.036 9.449 10.627 11.045 11.210 11.381 11.558 11.721 11.890 12.065 12.246 12.433 12.628
% SIC 13% 14% 16% 16% 17% 17% 16% 16% 15% 15% 14% 14% 14% 13% 13%

4.3 Proyeccion de demanda para el SING

Al igual que para el SIC la demanda modelada en el SING considera como referencia la

modulacion geogréfica de la demanda utilizada por la CNE en sus proyecciones de

precio de nudo y los proyectos minero industriales que se ubican en la zona norte del

pais.

La demanda modelada es presentada separando lo clientes libres de los clientes

regulados dado que en este sistema los clientes libres representan la mayoria de la

energia consumida en el sistema (Tabla 4-5).
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Tabla 4-5: Crecimiento de la demanda en el SING segun clientes libres y regulados

Afio Demanda GWh Tasa de crecimiento %
Libre Regulado Total Libre Regulado Total
2012 13.187 1.709 14.896 - - -
2013 14.605 1.799 16.404 10,7% 5,3% 10,1%
2014 16.920 1.895 18.815 15,9% 5,3% 14,7%
2015 17.684 1.995 19.679 4,5% 5,3% 4,6%
2016 18.881 2.101 20.982 6,8% 5,3% 6,6%
2017 19.946 2.212 22.158 5,6% 5,3% 5,6%
2018 21.462 2.330 23.791 7,6% 5,3% 7,4%
2019 22.390 2.453 24.843 4,3% 5,3% 4,4%
2020 24.235 2.583 26.818 8,2% 5,3% 7,9%
2021 24.962 2.720 27.682 3,0% 5,3% 3,2%
2022 25.548 2.864 28.413 2,4% 5,3% 2,6%
2023 26.113 3.016 29.129 2,2% 5,3% 2,5%
2024 26.258 3.176 29.433 0,6% 5,3% 1,0%
2025 26.523 3.344 29.867 1,0% 5,3% 1,5%
2026 27.319 3.444 30.763 3,0% 3,0% 3,0%
2027 28.140 3.548 31.687 3,0% 3,0% 3,0%

4.3.1 Proyectos mineros e industriales en el SING

Es sabido que el SING contempla un sin nimero de proyectos mineros e industriales,
por lo cual, es necesario modelar de buena forma los proyectos que se estan

desarrollando o que se planean llevar a cabo en la zona en el futuro.

En funcion de la informacion publica disponible, se definieron las principales iniciativas
que se espera que se materialicen dentro del horizonte de estudio, de manera de
incluirlas en la modelacion realizada en el OSE2000. Por lo anterior, la proyeccion

mostrada en la Tabla 4-5 considera una serie de proyectos industriales y mineros
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ubicados en el SING, los cuales modifican la tasa de crecimiento de la demanda del

sistema. Los proyectos considerados para el SING se resumen en la Tabla 4-6.

Tabla 4-6: Proyectos industriales y mineros en el SING

Demanda Fecha alcance
= oo o Fechade
Proyecto Dueiio Barra de Conexion maxima demanda
Ingreso L .
MW maxima
Expansion Fase |lI Collahuasi Collahuasi 220 kV 355 feb-19 ago-20
Distrito Sierra Gorda Antofagasta Minerals |El Cobre 220 kV 240 ene-20 ene-20
Expansién Quebrada Blanca Quebrada Blanca Quebrada Blanca 220 kV 240 jul-17 ene-18
Sierra Gorda Quadra Encuentro 220 kV 228 may-12 ene-18
Proyecto Sulfuros Primarios Zaldivar Zaldivar 220 kV 220 jun-18 jul-23
Proyecto Desaladora Escondida O'Higgins 220 kV 204 jul-14 jul-16
Proyecto Hipdgeno Spence Spence 220kV 136 abr-16 sep-17
0GP1 Escondida Domeyko 220 kV 155 jul-14 jul-15
MH Coldelco Encuentro 220 kV 93 jul-13 sep-13
Expansion Puerto Patache Collahuasi |Collahuasi Tarapaca 220kV 73 feb-17 ago-18
Mina Antucoya Antucoya Central Atacama 220 kV 60 jul-18 dic-19
Sierra Gorda (desaladora) Quadra Chacaya 110kV 43 may-13 jul-16
Proyecto Degradacion Térmica Soquimich Tap Off La Cruz 23 kV 20 ene-13 ene-15
Other Other 15
Total 2.082

4.4 Requerimiento de energia renovable no convencional.

Actualmente se encuentra en funcionamiento la ley 20.257, la cual exige a las empresas

generadoras con capacidad instalada superior a 200 MW que el 10% de la energia que

comercializan provenga de energias renovables no convencionales (ENRC) o de

centrales hidroeléctricas con potencia inferior a 40.000 kW, sea esta energia de

generacion propia o contratada.
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La normativa actual sefiala que este porcentaje se lograra incrementando gradualmente
el volumen de este tipo de energias, de forma tal que entre los afios 2010 y 2014 sea de

5%, incrementandose en 0,5% anual hasta alcanzar la meta del 10% el afio 2024.

En el parlamento se lleva a cabo una discusion donde se plantea aumentar la meta del
10% de la energia proveniente de generacion no convencional a un 15% a 20% para el
afio 2025. Dado esto, se considerara que el requerimiento ERNC debe alcanzar una meta
de 15% al afio 2025, considerando incrementos lineales a partir del afio 2014 para poder

alcanzar esta meta.

4.5 Metodologia para la definicion del plan de obras de generacion

La metodologia utilizada para determinar el plan de obras de generacion en el horizonte
de estudio simula el comportamiento de los generadores dentro de un contexto
competitivo, donde los inversionistas buscan rentar sus inversiones sobre un valor
umbral minimo definido previamente (tasa WACC). En este contexto, sélo aquellas
centrales que cumplan con las rentabilidades exigidas son consideradas en el plan de
obras de generacion, con excepcién de aquellos proyectos que se encuentran en

desarrollo o cuentan con el respaldo adecuado para ser considerados.

El algoritmo completo que permite la obtencion de un plan de obras de generacion se

compone de dos etapas:
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a) Estimacién de un plan de obras preliminar mediante modelaciones de
mercado.
b) Afinacién y validacion del plan de obras mediante el modelo de

simulacion de la operacion OSE2000.

De esta forma el procedimiento consiste en definir un punto de partida mediante un plan
de obras base, el que es modificando de manera que refleje las condiciones que se darian

en un mercado competitivo, obteniéndose un escenario factible de expansion.

El escenario factible de expansion estd definido como el plan de obras donde las
centrales de expansion rentan considerando una tasa WACC del 7,67% considerando un

porcentaje de deuda sobre los activos de 70% .

La rentabilidad es determinada mediante la construccién de un flujo de caja libre, donde
se consideran los ingresos por conceptos de ventas en el mercado spot, ventas asociadas

a contratos de suministro, potencia firme, costos de peajes, costos de combustible, etc.

Los contratos de suministro se modelan en las barras de conexion de las centrales, de
manera de evitar las distorsiones que podrian introducir posibles congestiones en el
sistema de transmision. El precio del contrato es modelado considerando que no puede
ser mayor a 5 US$/MWh con respecto al costo marginal de largo plazo de la barra de

inyeccidn de la central en evaluacion.
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4.6 Metodologia para la definicion del plan de obras de transmision
El crecimiento esperado de la demanda, en conjunto con el desarrollo de la oferta

eléctrica (generacion), debera estar aparejado con el desarrollo del sistema de
transmision. El desarrollo del sistema de transmision troncal se define mediante el
estudio de transmision troncal encargado por la CNE cada cuatro afios y cuyos

resultados son revisados anualmente.

Dado que este estudio presenta demasiada incertidumbre para el horizonte posterior al
afio 2018, se realiza un andlisis de los flujos por las lineas de transmision representadas
en el modelo de manera de realizar expansiones a los tramos que presenten aumentos
considerables de utilizacion, de manera de poder evacuar la energia de los proyectos de

expansion de la generacion

4.7 Resultados de las proyecciones de precios

A continuacion se presentan los resultados de la simulacion de la operacién del SIC y
SING para los dos escenarios de expansion en base a tecnologias térmicas eficientes,
con énfasis en las barras Pozo Almonte 220KV, Crucero 220KV, Diego de Almagro
220KV, Pan de Azucar 220KV, Alto Jahuel 220KV, Concepcién 220KV y Puerto Montt
220KV donde se considera eventuales inyecciones de ERNC, y por lo tanto, definidas

como las barras de interés.
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4.7.1 Plan de obras de generacion

Para la elaboracion del plan de obras en generacion se considerd tanto centrales en
construccién como proyectos en desarrollo y evaluacion. En este sentido, las centrales
en construccion se consideraron como ciertas, por lo que no se optimizé su fecha de
inicio de operacion, quedando definida en funcion de la informacién entregada por las

empresas.

Del mismo modo se consideraron proyectos eléctricos comprometidos en el corto y
mediano plazo a través de contratos de suministro de largo plazo, como por ejemplo el
proyecto hidroeléctrico Angostura y la central térmica Coronel 11 (Santa Maria 11), las

que estarian comprometidas en el suministro de largo plazo de la mineria de la zona.

Por otra parte, existen algunos proyectos que no se encuentran actualmente en
construccidn, pero que la empresa que los llevara a cabo ya cuenta con contratos que
viabilizan su construccidn, o cuentan con presupuesto para su desarrollo; por lo tanto, se

tiene certeza de que estos proyectos seran materializados en el mediano plazo.

Adicionalmente, en el presente analisis se considera que las centrales de HidroAysén se
desarrollaran en el largo plazo; sin embargo, las fechas de puesta en marcha podrian

sufrir modificaciones dependiendo del escenario de expansion que se considere.

Tal como se menciond en secciones anteriores, el Caso Inferior supone que el

desarrollo de la oferta eficiente de generacion se realiza en base a centrales a carbén, y
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que se ejecutan a tiempo los proyectos de generacion que hoy estan en duda. Por su
parte, el Caso Superior se supone que el desarrollo de la oferta eficiente de generacion
se realiza en base a ciclos combinados a GNL en el SIC, y que se atrasa la ejecucion de
los proyectos de generacion que hoy estan en duda. Las futuras centrales a GNL se
ubican en los puntos donde hoy en dia existe acceso al gas, es decir, Taltal, Quillota y

eventualmente, en la zona de Concepcion.

Ademas la interconexién entre el SIC y el SING es considerada, y entra en vigencia en

Julio de 2019.

La Figura 4-1 y la Figura 4-2 dan cuenta de la evolucion de la capacidad instalada para
todo el horizonte de estudio (2013-2027) y para los afios de relleno utilizados por el

modelo OSE2000, tanto para los casos inferior y superior respectivamente.
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Figura 4-1: Plan de obras de generacion a nivel anual — Caso Inferior
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Figura 4-2: Plan de obras de generacion a nivel anual — Caso Superior

El detalle de las unidades utilizadas en el plan de expansion para cada uno de los casos

de proyeccion de precios de la energia se encuentra en el Anexo B.

4.7.2 Plan de obras de transmisién

El plan de obras de transmision considerado para la simulacién tiene estrecha relacion

con las obras en construccion o recomendadas por la CNE en el Gltimo Estudio de

Transmision Troncal (ETT) de 2010, junto con el dltimo Informe de Expansién del

Sistema de Transmisién Troncal realizado por la Direccidn de Peajes del CDEC-SIC en

octubre de 2012. Estas obras buscan descongestionar el sistema para permitir el

transporte eficiente de energia desde la zona centro sur a los focos de consumo. Las

obras consideradas se detallan en la Tabla 4-7.
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Tabla 4-7: Plan de obras de transmisién en el SIC

Ancoa - Polpaico 1x500 kV: seccionamiento subestacién Alto Jahuel may-13

Linea entrada Alto Jahuel 2x500 kV may-13 2x1800
Ancoa - Alto Jahuel 2x500 kV: primer circuito jul-14 1400
Tercer transformador 500/220 kV subestacién Charrua abr-13 750
Subestacién seccionadora Rahue 220 kV sep-13

Subestacién Chena 220 kV: ampliacién (normalizacién) sep-13

Banco de condensadores en subestacidén Pan de Azlcar 220 kV - 75 MVAR mar-14

CER en subestacién Cardones mar-14

Subestacién seccionadora Lo Aguirre: primer circuito oct-15

Segundo transformador 500/220 kV subestacién Ancoa mar-16 1500
Lo Aguirre - Cerro Navia 220 kV may-17 2x1500
Cardones-Diego de Almagro 2x220 kV: primer circuito oct-17 2x290
Cardones-Maitencillo 2x500 kV ene-18 2x1500
Maitencillo-Pan de Azucar 2x 500 kV ene-18 2x1500
Pan de Azucar-Polpaico 2x 500 kV ene-18 2x1500
Transformador 500/220 kV subestacion Cardones ene-18 750
Transformador 500/220 kV subestacion Maitencillo ene-18 750
Transformador 500/220 kV subestacion Pan de Azucar ene-18 750
2x220 Ciruelos-Pichirropulli: primer circuito mar-18 2x290
Charrua - Ancoa 2x500 kV: primer circuito mar-18 1x1400
A. Melipilla —Rapel 1x220 kV may-18 2x290
Lo Aguirre —A. Melipilla 2x220 kV may-18 2x290
Interconexién SIC-SING linea HVDC 500kV jul-19 1x1500

4.7.3 Proyeccion de costos marginales

Las simulaciones realizadas entregan como resultado los costos marginales en distintas
barras del sistema, los que reflejan su operacion futura conforme a los supuestos
explicitados en las secciones anteriores. A continuacion se muestran los costos
marginales en las barras Pozo Almonte 220KV, Crucero 220KV, Diego de Almagro
220KV, Pan de Azucar 220KV, Alto Jahuel 220KV, Concepcién 220KV y Puerto Montt

220KV.
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Caso Inferior

La Tabla 4-8 resume los costos marginales anuales promedio para distintas barras de
interés, considerando que la tecnologia térmica de expansion eficiente del sistema es el

carbon.

Tabla 4-8: Costos marginales anuales promedio en barras de interés— Caso Inferior (US$/MWh)

2013 110,8 172,3 155,7 151,8 93,5 104,1 161,8 165,8 161,2
2014 113,3 1788 1787 172,1 89,3 1046 186,9 194,5 186,7
2015 108,5 181,7 167,2 165,5 79,3 101,5 190,2 1987 190,0
2016 121,5 178,9 162,6 155,4 84,0 110,9 1745 181,3 174,2
2017 105,0 192,0 189,1 187,1 82,8 9,6 81,0 84,0 80,8
2018 79,9 87,0 82,8 82,6 77,8 83,2 81,1 85,1 81,0
2019 81,4 85,9 83,8 83,3 78,0 76,8 786 82,1 784
2020 80,5 84,1 82,4 81,9 78,5 77,8 82,2 83,8 81,8
2021 81,1 84,2 83,0 82,4 79,5 79,1 82,8 81,8 82,2
2022 80,3 82,1 81,1 79,8 78,9 797 80,6 79,4 80,2
2023 82,4 84,0 83,6 82,2 81,5 83,6 82,6 80,9 82,0
2024 80,6 82,5 81,8 80,5 80,1 81,2 81,2 79,2 80,6
2025 82,2 83,0 82,9 81,4 81,6 82,8 80,8 78,5 80,3
2026 82,0 82,9 83,0 81,5 81,8 84,0 81,0 78,3 80,3
2027 81,9 83,1 82,8 81,4 83,5 84,6 81,4 79,0 80,8
:;:::g:; 81,6 82,9 82,5 81,1 81,2 82,6 81,3 79,2 80,7

Se observa que hasta el afio 2017 se producirian importantes desacoples entre las zonas
norte, centro y sur del SIC, producto de la limitada capacidad del sistema de transmision
que permite transportar energia entre las distintas zonas. Esto se regularizaria a partir del
afio 2018, en la medida que se refuerza el sistema de 500kV entre las barras de Polpaico
y Charrua, y entra en operacion la ampliacion del sistema de 500kV entre Polpaico y
Cardones. Ademas entran en servicio proyectos de generacion que permiten reducir la

congestion en el sistema de transmision. Por su parte el SING presenta altos costos hasta
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la entrada en funcionamiento de las centrales Kelar y Cochrane I, lo que produce una

baja considerable en los costos de la energia.

En este escenario el costo marginal promedio de largo plazo se estabiliza llegando a un
valor promedio anual de 81,4 US$/MWh en la barra Alto Jahuel 220KV para el SIC y un
promedio anual de 81,2 US$/MWh para la barra Encuentro 220KV, estos valores
corresponden al costo de desarrollo promedio de la tecnologia de expansion (carbon).
Estos valores son equivalentes al costo de desarrollo de los proyectos de expansion del

sistema siguiendo de esta manera la l6gica del mercado.

La interconexion entre ambos sistemas no produce mayores distorsiones dado que el
nivel de precios en ambos sistemas se encuentra en torno a los 81 US$/MWh. En

conclusion, la interconexion no modifica el nivel de precios.

En el Anexo C, es posible encontrar las figuras que muestran la variabilidad de los
costos marginales en las barras de interés, en funcién de la probabilidad de excedencia
hidrolégica. Estas figuras muestran los distintos grados de variabilidad en los costos
marginales en funcion de la hidrologia. En particular para las barras del SIC norte las
barras de interés tienen una menor dependencia de la variabilidad hidrolégica que las
barras de interés, hasta la puesta en servicio de la expansion del sistema en 500kV. Esto
se explica por la necesidad de mayor despacho térmico local producto de las actuales

limitantes en transmision.
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Por su parte, en las barras Alto Jahuel 220KV y Charrda 220KV los costos marginales
promedio aumentan en forma importante en el periodo abril-septiembre y presentan su
menor valor al final de cada afio calendario, producto del ciclo hidrologico inherente a la

zona centro-sur del pais.

Referencialmente, los costos marginales en la barra Alto Jahuel 220KV muestran una
variabilidad importante en funcion de la hidrologia, en donde para una probabilidad de
excedencia de 4% el costo marginal alcanza en promedio 57,1 US$/MWh en el largo
plazo® (condiciones hdmedas). Asimismo, ante un escenario hidrolégico seco
considerando una probabilidad de excedencia de 96%, el costo marginal promedio de

largo plazo asciende a 109,0 US$/MWh.

Por su parte las barras de referencia del SING, no presentan variabilidad hidrolégica
hasta después de la interconexion el afio 2019 y la variabilidad hidrolégica afecta en
menor medida sus costos marginales. En el caso de Encuentro 220KV la variabilidad
hidrologia va desde los 68,9 US$/MWh para una excedencia del 4% (condiciones
hdmedas) hasta 104,4 US$/MWh considerando una excedencia de 96%, es decir, un

escenario hidroldgico seco.

* Se considera como el promedio de los costos marginales mensuales entre 2019 y 2027.
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Caso Superior

La Tabla 4-9 resume los costos marginales anuales promedio para distintas barras de
interés, considerando el caso en que la tecnologia térmica de expansion eficiente del SIC

es el GNL.

La interconexion entre ambos sistemas en este caso produce grandes alteraciones en los
precios del SIC, dado que existe una diferencia significativa de precios entre los
extremos de la interconexion. En los primeros afios después de la interconexion las
barras del SIC norte, se ven influenciados por los bajos precios en Encuentro 220kV.
Esto a su vez produce que las barras del SING aumenten sus costos marginales producto
de la presion al alza que provocan las barras del SIC. En este caso Alto Jahuel 220KV
disminuye sus precios hasta el afio 2022, donde el sistema vuelve a niveles de precios en
torno a los 90 US$/MWh. Por su parte Encuentro 220 y las barras cercanas alcanzan

valores de precios en torno a los 84 US$/MWh a partir del afio 2021.
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Tabla 4-9: Costos marginales anuales promedio en barras de interés — Caso Superior (US$/MWHh)

2013 109,4 172,0 155,2 151,5 91,4 98,6 161,8 165,8 161,2 109,4
2014 1149 178,8 1796 172,2 88,9 126,4 186,9 194,5 186,7 109,2
2015 108,9 181,9 167,0 165,1 78,5 96,5 190,2 198,7 190,0 107,9
2016 1273 178,8 167,4 159,3 87,2 101,1 174,5 181,3 174,2 114,2
2017 106,9 192,5 190,1 188,0 82,9 91,2 81,0 84,0 80,8 102,1
2018 87,7 9,5 92,4 92,8 85,2 93,0 81,1 85,1 81,0 94,1
2019 90,9 95,0 93,8 93,8 88,1 91,9 819 85,5 81,7 93,4
2020 81,3 83,7 81,8 816 794 81,0 81,2 82,9 81,0 82,6
2021 86,6 87,8 87,2 86,7 851 88,4 84,8 85,1 84,4 89,0
2022 89,1 88,5 88,6 87,7 88,2 91,5 84,3 83,2 84,0 90,8
2023 90,4 88,8 89,6 88,5 89,8 93,1 83,9 81,9 83,5 92,5
2024 91,5 89,4 90,5 89,2 91,0 94,3 84,1 82,0 83,7 93,1
2025 91,4 89,8 90,7 89,5 90,9 95,1 84,7 82,1 84,3 92,6
2026 92,3 90,2 91,4 90,1 91,8 96,8 85,1 82,2 84,6 92,8
2027 91,6 89,3 90,6 89,3 92,6 96,6 84,6 82,2 84,2 88,7
Promedio[ 91,1 89,3 90,2 89,1 90,7 94,5 84,5 82,3 84,1 91,8
2022-2027

En el corto plazo se mantiene la tendencia ya observada en el caso inferior, esto es,
desacoples entre la zona norte, centro y sur del SIC, producto de la limitada capacidad
del sistema de transmision que permite transportar energia entre las distintas zonas.
Como ya se menciond en la seccidn anterior, esto se regulariza a partir del afio 2018, en
la medida que se refuerza el sistema de 500kV existente entre las barras de Polpaico y
Charrua; y entra en operacion la ampliacion del sistema de 500kV entre Polpaico y
Cardones, junto con la puesta en servicio de los proyectos de generacion que permiten

reducir la congestion en el sistema de transmision.

En este caso el costo marginal promedio de largo plazo se estabiliza llegando a un valor

promedio anual de 91,1 US$/MWh en la barra Alto Jahuel 220KV, valor que representa
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el costo de desarrollo promedio de la tecnologia de expansion utilizada en el SIC (GNL),
y para la barra Encuentro 220kV un valor promedio anual de 84,5 US$/MWh, producto

de que la tecnologia de expansidn en este sistema sigue siendo el carbén.

En el Anexo C se muestra la variabilidad del costo marginal en las barras de interés, en

funcién de la excedencia hidrologica.

Referencialmente, los costos marginales en la barra Alto Jahuel 220KV para una
probabilidad de excedencia de 4% alcanzan, en promedio, los 75,5 US$/MWh en el
largo plazo® (condiciones himedas). Por otra parte, para hidrologias secas los costos
marginales rondan los 117,9 US$/MWh promedio en el largo plazo, considerando una

probabilidad de excedencia de 96%.

En el caso de Encuentro 220KV, los costos marginales varian producto de la
variabilidad hidrologica desde 75,7 US$/MWh para situaciones humedas, hasta 102,4

US$/MWh en escenarios hidrologicos secos.

4.7.4 Analisis de variabilidad de costos marginales en funcion de la
hidrologia

Como se anticipaba en el punto anterior, debido a la composicion hidrotérmica del SIC
la variable hidrologica tiene un fuerte impacto en la distribucion de los costos

marginales proyectados. Dado lo anterior, resulta de interés realizar un analisis

* Correspondiente al promedio de los afios 2022 a 2027.
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probabilistico que permita tener una nocién del riesgo que enfrentarian los agentes del
sistema, esto es, la probabilidad que el costo marginal se encuentre en un cierto rango de
valores. Este andlisis responde a los supuestos utilizados en la proyeccion de precios de

la energia, por lo que cualquier cambio en estos podria implicar resultados distintos.

En el Anexo D se presentan las figuras que muestran la distribucion probabilistica de los
costos marginales proyectados en las barras que se han incluido en el analisis, estas son,
Pozo Almonte 220KV, Crucero 220KV, Diego de Almagro 220KV, Pan de AzUcar

220KV, Alto Jahuel 220KV, Concepcidn 220KV y Puerto Montt 220K V.

Se presenta para cada barra de interés la distribucion de probabilidades y la probabilidad
acumulada de los costos marginales proyectados para dos periodos: el corto-mediano
plazo (2013-2018) y largo plazo (2018-2027). La division anterior tiene como objetivo
realizar un andlisis que aporte informacion relevante, ya que producto de restricciones de

transmision los niveles de costo marginal son diferentes en ambos periodos.

Es necesario considerar que las barras que se encuentran en el SING no presentan
variabilidad hidroldgica en el corto-mediano plazo, por lo tanto, no se presentaran
graficos ni informacién relevante con respecto a las barras Pozo Almonte 220KV y
Crucero 220KV. Solo una vez que se realiza la interconexion, en julio del 2019, las

barras del SING presentan variabilidad hidrolégica.

Los gréaficos que se encuentran en el Anexo D muestran que para el corto plazo las

diferencias son minimas entre ambos casos. Esto se debe a que en este periodo, el plan
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de obras practicamente no presenta diferencias, por lo que el despacho de las centrales
solo cambia levemente producto de la distinta valorizacion del agua que el modelo fija al
buscar la operacion optima del sistema durante todo el horizonte de proyeccion, donde si

influyen los planes de obra utilizados en cada caso.

En el largo plazo si se observan diferencias entre los casos simulados, las que se
fundamentan en la distinta tecnologia térmica de expansion que se considera en cada
uno, ademas de los supuestos utilizados respecto al inicio de operaciones de las grandes
centrales hidraulicas. En el largo plazo ademéas las nuevas obras de transmision
planificadas descongestionan el sistema, permitiendo por ejemplo transportar la energia
hidroeléctrica generada en el sur del pais hacia los centros de consumo mas importantes,
Ilevando al sistema en su conjunto a costos marginales de equilibrio, los que dependen

fundamentalmente de la tecnologia de desarrollo.

Se puede apreciar que, tal como se menciond anteriormente, las diferencias en promedio
entre los casos Inferior y Superior son de entre 2,7 US$/MWh y 11 US$/MWh segln la
barra que se analice. A su vez, es interesante notar que no hay diferencias en los valores
maximos de cada caso, pero si en rangos menores. Del mismo modo, la desviacién
estandar es menor para el Caso Superior, toda vez que la mayor penetracion de centrales

térmicas (GNL) reduce la dependencia hidroldgica del sistema.
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5. RESULTADOS DE LA MODELACION

Los resultados de la modelacion realizada definen un conjunto de portafolios que
maximizan la generacion de energia de proyectos ERNC para distintos precios
estabilizados entregados por el Fondo. Estos portafolios indican no solo el tipo de
tecnologia, sino ademas el costo de desarrollo y la barra de inyeccion del proyecto que

esta siendo apoyado por el Fondo.

Ante el requerimiento de maximizar la energia generada por los proyectos del Fondo, el
modelo de optimizacion busca identificar cuales son los proyectos que cuentan con dos
atributos esenciales: que tengan un costo de desarrollo menor al precio estabilizado, y
que a la vez vendan su energia en una zona donde el costo marginal promedio sea
similar o mayor al precio estabilizado ofrecido. Esto permite al proyecto de generacién
obtener una rentabilidad positiva, mientras le permite al Fondo acotar el nivel de

pérdidas y eventualmente generar utilidades.

De este modo, el portafolio de maxima energia indica que caracteristicas debieran tener
los proyectos apoyados por el Fondo para distintos niveles de precios. O visto desde otro
modo, indica el nivel de precio estabilizado que debiera ofrecerse a un determinado
conjunto de proyectos con ciertos atributos, para que la energia que éstos generen sea la

mayor posible.
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A modo de ejemplo se muestra, en la Figura 5-1 la evolucion del saldo acumulado del
Fondo para dos portafolios de generacion factibles entregados como resultados del

proceso de optimizacion.

Saldo Acumulado Promedio Fondo de Estabilizacion Pe = 90 US$/MWh

Solucion 780 = 65 MW Eolico
BN — Solucion 42 = 25 MW Solar

Saldo Acumulado Promedio MMUS$

r r r r r r r r r r r r r r r

10
0 12 24 36 48 60 72 84 96 108 120 132 144 156 168 180

Meses

Figura 5-1: Saldo acumulado promedio del Fondo de Estabilizacién, para un Pe = 90 US$/MWh

Los saldos acumulados presentados en la figura anterior representan dos posibles
portafolios de generacién factibles. EI primero un portafolio compuesto exclusivamente
de tecnologia edlica, y segundo, una solucion en base a energia solar Gnicamente. La
segunda solucion a diferencia de la primera, presenta un saldo acumulado con menor
variacion, lo que se debe al hecho de que la unidad solar es pequefia y los precios en su
barra de conexién no distan mucho del precio estabilizado ofrecido por el Fondo que en

este caso corresponde a 100 US$/MWh.
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Distribucion de Probabilidad Saldo Acumulado del Fondo de Estabilizacion Pe = 100 US$/MWh
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Figura 5-2: Distribucién de probabilidades del saldo final del Fondo de Estabilizacion, Pe = 90

US$/MWwh.

La variabilidad mencionada anteriormente se ve reflejada ademas en el grafico de
distribucion de probabilidades del saldo final del Fondo de Estabilizacién para ambas

soluciones mencionadas anteriormente.

El andlisis de los resultados se realizé por separado para cada escenario de costos

marginales.

5.1 Evaluacién del Fondo para el caso inferior

Para el caso inferior de costos marginales los resultados se presentan en la Tabla 5-1. Es
posible apreciar que existe una banda para el precio estabilizado donde la energia

apoyada aumenta a medida que se incrementa el precio estabilizado. Para Pe entre los



86

77,5 US$/MWh y los 82,5 MWh, la energia apoyada aumenta desde los 167 GWh hasta
los 328 GWh por afio. En este caso la generacion proviene exclusivamente de energia

edlica instalada en la X Region, conectada a la barra de referencia Puerto Montt 220kV.

El rango de precio para el cual los proyectos edlicos son atractivos para el Fondo de
Estabilizacion, corresponde a los precios estabilizados entre 77,5 y 82,5 US$/MWh. Se
considera que para un Pe = 80 US$/MWh han ingresado al Fondo todos los proyectos
edlicos eficientes, dado que sobre este precio la energia apoyada disminuye y el saldo

final del fondo es menor que el saldo inicial.

Tabla 5-1: Resultados obtenidos para la simulacién y evaluacion del Fondo de Estabilizacion para el

caso inferior de costos marginales del sistema.

77,5 167| - 167 50| - 50 75,3 - 32,6 14,2 0,5%
80| 328| - 328| 100| - 100 78,0 - 32,5 27,8 24,2%
82,5| 328| - 328| 100| - 100 78,0 - 20,2 27,8 43,0%
85| 138| - 138 44| - 44 83,5 - 14,9 11,7 12,0%
87,5 119] - 119 40| - 40 85,4 = 11,5 9,3 11,9%
90 9| - 99 33| - 33 85,4 - 9,3 7,6 11,5%
92,5| 115| - 115 41| - 41 91,7 - 8,8 7,9 13,5%
95| 143| - 143 55| - 55 93,4 - 8,4 8,8 18,2%
97,5| 157| - 157 63| - 63 96,5 - 7,6 9,2 21,8%
100 121 - 121 49| - 49 99,5 - 5,9 7,1 21,8%
102,5 82| 27| 109 33] 10 43 99,5 100,7 51 6,2 21,8%
105 31| 78| 109 13| 30 43 104,3 104,2 4,7 58 22,2%

Cuando el Fondo de Estabilizacion ofrece un precio igual a 85 US$/MWh, la energia

apoyada disminuye, debido a que el precio estabilizado se acerca al valor del costo
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marginal promedio de la barra de referencia Puerto Montt 220kV, disminuyendo la
diferencia entre costo marginal de la barra y el precio estabilizado, generando el mismo
efecto sobre las ganancias y aumentando la probabilidad de pérdidas. Considerando que
el Fondo actia como un agente racional, buscard exponerse lo menos posible a la

posibilidad de pérdida.

Si el precio estabilizado supera los 85 US$/MWh, la energia se comienza a suministrar
desde la VIII Region, donde el costo marginal promedio de la barra de conexién
representativa, en este caso Concepcion 220kV es de 80,7 US$/MWh. Dado que el
precio entregado por el Fondo es mayor que el precio promedio de la barra de referencia,
la energia apoyada disminuye a medida que el precio Pe aumenta, por el simple hecho de
que los ingresos del Fondo por venta de energia al mercado spot seran menores que los

costos de compra pagados por la misma energia a precio estabilizado.

Si el Fondo de Estabilizacion entregase un precio estabilizado sobre los 92,5 US$/MWh,
la energia provendria de la IV region, donde el costo marginal promedio proyectado para
la barra de conexion de referencia, Pan de Azucar 220kV tiene un promedio de 98,2

US$/MWh entre los afios 2016 y 2027.

Un resultado importante de destacar es la presencia de energia solar si el precio
estabilizado alcanza los 102,5 US$/MWh. La energia solar generada proviene de la 11l
Region, donde el promedio de costos marginales para el periodo de evaluacion de la

barra de conexion de referencia, Diego de Almagro 220kV, corresponde a 100,8
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US$/MWh. Hay dos factores que hacen posible este resultado, el primero y mas
importante es que el Fondo inicia su operacion el afio 2016, por lo tanto, durante los
primero afios el Fondo percibe muchas ganancias que le sirven para mantenerse con
saldos azules en los afios posteriores. Por otra parte, los costos marginales de las barras

del SING no presentan variaciones producto de la variabilidad hidroldgica.

Tabla 5-2: Costos marginales promedio para cada barra de referencia para los afios de evaluacion

del Fondo de Estabilizacién, caso inferior.

| Pozo Almonte 220 89.5
1 Crucero 220 88.6
1] Diego de Almagro 100.8
v Pan de Azlcar 220 98.2
VIl Concepcidn 220 80.7
X Puerto Montt 220 85.0

Se realiz6 ademés un analisis donde se busca identificar la energia que es capaz de
apoyar el Fondo de Estabilizacién para cada nivel de precios si se le exigiese una
rentabilidad minima al Fondo. Se puede observar de la Figura 5-3, que para un precio de
80 US$/MWh el portafolio de proyectos dptimo es capaz de apoyar 328 GWh-afio, y
estos proyectos generaran una rentabilidad esperada para el Fondo de Estabilizacion

superior a 3% anual compuesto.
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Figura 5-3: Energia maxima a apoyar seguin una cierta rentabilidad exigida para distintos valores

de precios estabilizados, caso inferior.

Ademas en la Figura 5-4 se presenta la probabilidad de quiebra asociada a cada una de
las soluciones que se muestran en la figura anterior. Como se puede ver, a medida que
aumenta el precio estabilizado entregado por el Fondo y a medida que aumenta la
energia apoyada, la probabilidad de quiebra aumenta tambien. Asi por ejemplo, se tiene
que para un precio estabilizado de 80 US$/MWHh, la probabilidad de quiebra producto de

apoyar 328 GWh al afio, es de 24,2%.
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Figura 5-4: Probabilidad de quiebra para diferentes precios estabilizados ofrecidos por el Fondo de

Estabilizacidn, caso inferior.

Otro resultado que se desprende de la Tabla 5-1, es que si se busca maximizar el saldo
final del Fondo siguiendo la misma estrategia de optimizacion, la mejor eleccion para el
administrador seria en este caso considerar un precio estabilizado de 77,5 US$/MWh,
dado que con esta solucion se obtiene un saldo esperado mayor al del resto de las

soluciones y ademas con una menor probabilidad de quiebra.

Para tener un mejor entendimiento de cuales son los posibles valores que puede tomar el
saldo final, se presentan en la Figura 5-5 y Figura 5-6, la distribucion de probabilidades
del saldo final acumulado por el Fondo y la probabilidad acumulada del saldo final del
Fondo una vez terminado el periodo de evaluacion para algunos de los portafolios de

energia apoyada segun Pe, presentados en la Tabla 6-1.
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Figura 5-5: Distribucién de probabilidad del saldo final acumulado por el Fondo de Estabilizacion

segun Pe entregado, caso inferior.
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Figura 5-6: Probabilidad acumulada para el saldo final acumulado por el Fondo de Estabilizacién

seglin Pe entregado, caso inferior.
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La solucién que maximiza la energia apoyada para el caso inferior corresponde a un Pe =
80 US$/MWh, apoyando un total de 328 GWh por afio. Esta solucion presenta un saldo
final esperado de 32,5 MMUSS$ (o = 27,8 MMUSS$), con una probabilidad de quiebra de

24,2%.

En la Figura 5-7, se presenta el saldo esperado anual del fondo para el portafolio que
maximiza la energia, junto con la desviacion estandar de dicho saldo promedio. Es
posible apreciar que a partir del octavo afio la desviacion estandar es tal que el saldo
promedio anual se acerca peligrosamente a valores negativos para ciertas condiciones
hidroldgicas. Esta situacion se mantiene a medida que transcurre el horizonte de

evaluacion, reflejado en el aumento de la desviacién estandar del saldo del Fondo.
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Figura 5-7: Valor esperado y desviacion estdndar del Saldo anual del Fondo de estabilizacion, caso

inferior.
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Los resultados muestran que la probabilidad de quiebra en los portafolios es alta y, por
lo tanto, si se restringe la probabilidad de quiebra la energia apoyada disminuye
considerablemente. En la Figura 5-8 se presenta un ejemplo para un Pe = 80 US$/MWHh.
El andlisis detallado de la evaluacion del Fondo al definir limites maximos a la

probabilidad de quiebra se encuentra en el Anexo E.

Energiaapoyadaen funcidnde la
probabilidad de quiebra

328
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Figura 5-8: Energia méxima apoyada restringiendo la probabilidad de quiebra del Fondo.

Por ultimo, se realiz6 un andlisis méas detallado de los eventos de quiebra del Fondo,
para determinar el tamafio del fondo de rescate que se requeriria eventualmente para
permitir que el mecanismo pueda seguir operando en caso de enfrentarse a periodos
donde el saldo acumulado es menor que cero. Se calculé la maxima pérdida que enfrenta
el Fondo cada vez que se presentd una quiebra, utilizando todas las series Monte Carlo
de precios. Con esta informacion se calculd la distribucion de probabilidad del minimo

saldo en el Fondo (el mayor valor absoluto dentro de los saldos negativos).
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Por otra parte, y utilizando la misma informacion, se calculd también la distribucion de
probabilidad de la duracion de cada evento de quiebra, medido como el tiempo
transcurrido desde que el saldo del Fondo se vuelve negativo hasta que alcanza
nuevamente un saldo positivo. Se consideraron como hechos independientes cuando el

Fondo vuelve a quebrar méas de una vez para una misma serie Monte Carlo de precios.

Para acotar el nimero de célculos, el procedimiento se realizd en este caso solamente
para las soluciones factibles presentadas en la Tabla 5-1, para un rango de precios

acotado (entre 77,5 US$/MWh y 82,5 US$/MWh).

En la Figura 5-9 se presentan los resultados obtenidos. Por ejemplo, para un precio
estabilizado de 80 US$/MWh (linea verde), la probabilidad de que la maxima pérdida
del Fondo sea mayor a 20 MMUS$ es de un 10%. Por otra parte, para un precio
estabilizado de 82,5 US$/MWh (linea azul) se tiene que, en caso de ocurrir una pérdida,

existe un 80% de probabilidad de que ésta sea de al menos 5 MMUS$.

Al igual de lo que sucede con la energia apoyada por el fondo, a medida que el precio
estabilizado aumenta, los saldos negativos se hacen cada vez mas significativos. Para un
Pe = 82,5 US$/MWh, en caso de existir saldos negativos estos seran siempre mayores a
3 MMUSS$, en cambio para un Pe = 77,5 US$/MWh solo seran como méximo 8

MMUS$.
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Figura 5-9: Probabilidad acumulada de la pérdidas maximas a las que esta expuesto el fondo de

estabilizacién, caso inferior.

En cuanto a la duracion de la quiebra, los resultados obtenidos se presentan en la Figura
5-10. Aqui se observa que para un precio estabilizado de 77,5 US$/MWh, en caso de
presentarse una quiebra existe un 50% de probabilidad de que ésta dure menos de 5
meses, es decir, existe un 50% de que los saldos negativos se prolonguen por un plazo

méaximo de 5 meses.
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Figura 5-10: Probabilidad acumulada de la duracion de los periodos donde el fondo tiene saldos

negativos, caso inferior.

Un efecto similar sucede con la duracién de los saldos negativos, ya que a medida que
aumenta la energia apoyada, los periodos de saldos negativos parecen ser mas
prolongados. Por ejemplo, para Pe = 77,5 US$/MWh los saldos negativos no debiesen
durar mas de 2 afios en ningln casos, en cambio para 82,5 US$/MWh existe un 20% de

probabilidades de que las pérdidas duren mas de 2 afios.

5.2 Evaluacién del Fondo para el caso superior

En el caso superior de la proyeccion de costos marginales del sistema se obtuvieron los
resultados presentados en la Tabla 5-4, con costos marginales mas altos tanto para el SIC

como para el SING. De esta manera el Fondo serd capaz de apoyar mas energia para
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cada uno de los precios estabilizados ofrecidos, dado que recibira una mayor cantidad de

ingresos por ventas de energia al mercado spot.

Al igual que en el caso anterior existe una banda de precios donde a medida que el
precio estabilizado ofrecido por el Fondo aumenta, la energia apoyada también lo hace.
Esto sucede hasta que el precio estabilizado alcanza los 90 US$/MWh. La central con
mayor costo de desarrollo que ingresa al Fondo de Estabilizacion para un precio
estabilizado de 87,5 US$/MWh corresponde a una unidad de la VIII Region, la cual para
un precio estabilizado Pe = 90 US$/MWh, no es rentable para el Fondo dado que el
costo marginal promedio de su barra de referencia (Concepcién 220kV) es de 87,7

US$/MWh, generando pérdidas para el Fondo de Estabilizacion.

Tabla 5-3: Costos marginales promedio para cada barra de referencia para los afios de evaluacion

del Fondo de Estabilizacién, caso superior.

| Pozo Almonte 220 91,5
Il Crucero 220 90,6
[ Diego de Almagro 105,9
\% Pan de Azlcar 220 104,5
Vi Concepcion 220 87,7
X Puerto Montt 220 92,8

Cuando el precio estabilizado ofrecido alcanza valores similares al costo marginal

promedio se produce generalmente una disminucion en la energia apoyada, ya que



98

grandes bloques de energia pueden producir mayores ganancias pero a la vez grandes

pérdidas, dependiendo de las variaciones hidrologicas.

El rango de precio para el cual los proyectos edlicos son atractivos para el Fondo de
Estabilizacidn, corresponde a los precios estabilizados entre 77,5 y 87,5 US$/MWh. Se
considera que para un Pe = 87,5 US$/MWh han ingresado al Fondo todos los proyectos
edlicos eficientes, dado que sobre este precio disminuye el apoyo hacia los proyectos

eblicos.

Tabla 5-4: Resultados obtenidos para la simulacién y evaluacion del Fondo de Estabilizacién para el

caso superior de costos marginales del sistema.

77,5 167 - 167 50| - 50 75,3 - 56,5 12,9 0,0%
80[ 328 - 328| 100( - 100 78,0 - 79,2 25,3 1,7%
82,5 328 - 328| 100| - 100 78,0 - 67,0 25,3 5,7%
85| 476 - 476 150( - 150 83,5 - 70,3 36,7 29,5%
87,5 533 - 533 170 - 170 85,4 = 54,6 40,4 46,7%
90[ 533 - 533 170( - 170 85,4 - 34,6 40,4 58,4%
92,5 529 - 529 170{ - 170 91,7 20,0 39,5 62,1%
95 178 - 178 68| - 68 93,4 20,3 9,9 0,5%
97,5 206 - 206 82| - 82 96,5 - 20,2 10,7 1,1%
100] 222 36 258 90| 13| 103 99,5 99,7 9,7 12,0 22,1%
102,5( 192 27 219 78 10 88 99,5 100,7 9,4 10,7 19,5%
105 97 78 174 41| 30 71 104,3 104,2 7,2 8,0 18,8%

Para el caso superior, la cantidad maxima de energia que es capaz de apoyar el Fondo
corresponde a 533 GWh-afio aproximadamente, considerando un precio de
estabilizacion igual a 87,5 US$/MWh. Esta solucion presenta una rentabilidad esperada

de 7% anual aproximadamente. En caso de que se le exija al Fondo tener una
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rentabilidad esperada superior al 7%, es posible cumplir con dicho requerimiento

considerando un precio estabilizado de 85 US$/MWh apoyando 476 GWh-afio.

Energia Total apoyada segun rentabilidad exigida
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Figura 5-11: Energia maxima a apoyar segun una cierta rentabilidad exigida para distintos valores

de precios estabilizados, caso superior.

Al igual que en la Figura 5-4, a medida que aumenta el precio estabilizado entregado por
el Fondo y la energia apoyada, aumenta también la probabilidad de quiebra. Asi por
ejemplo, se tiene que para un precio estabilizado de 80 US$/MWh, la probabilidad de
quiebra producto de apoyar 328 GWh-afio, es de 1,7% aproximadamente. En cambio
para un precio de 82,5 USS$/MWh la probabilidad de quiebra para apoyar la misma

cantidad de energia (328 GWh-afo), corresponde a un 5,7% aproximadamente.
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Figura 5-12: Probabilidad de quiebra para diferentes precios estabilizados ofrecidos por el Fondo

de Estabilizacién, caso superior.

En este caso si se deseara tomar la decisién de maximizar el saldo del Fondo a partir de
las soluciones presentadas en la Tabla 5-4, la decision seria la misma que en el caso
inferior, considerando un precio estabilizado de 80 US$/MWh, se obtendria un saldo
final esperado de 79,2 MMUSS$, con una probabilidad de quiebra de aproximadamente

1,7%.

Al igual que para el caso inferior, en la Figura 5-13 y en la Figura 5-14 se presentan la
distribucion de probabilidades del saldo final acumulado por el Fondo una vez
terminado el periodo de evaluacién, y la probabilidad acumulada para el saldo final del
Fondo para algunos de los portafolios de energia apoyada segun Pe, presentados en la

Tabla 5-4.
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Distribucion de Probabilidad Saldo acumulado del Fondo , caso superior
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Figura 5-13: Distribucion de probabilidad del saldo final acumulado por el Fondo de Estabilizacion

segun Pe entregado, caso superior.
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Figura 5-14: Probabilidad acumulada para el saldo final acumulado por el Fondo de Estabilizacion

segun Pe entregado, caso superior.
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En este caso la solucion que maximiza la energia apoyada corresponde a un Pe = 87,5
US$/MWh, apoyando un total de 533 GWh por afio. Esta solucion presenta un saldo
final esperado de 54,6 MMUS$ ( o = 40,4 MMUS$ ), con una probabilidad de quiebra

de 46,8%.

En la Figura 5-15, se presenta el saldo esperado anual del fondo para el portafolio que
maximiza la energia. El saldo promedio menos una desviacion estandar puede arrojar
saldos negativos desde el segundo afio de funcionamiento, pero a partir del afio 12 este
efecto ya no existe. A diferencia del caso inferior la desviacion estandar no presenta un
incremento sustancial a partir del sexto afio. EI Fondo produce méas ganancias cada afio
debido a que la proyeccion de costos marginales para este caso (91 US$/MWh
aproximadamente) es en promedio superior al precio estabilizado entregado en este caso

particular (87,5 US$/MWHh).
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Figura 5-15: Valor esperado y desviacién estandar del Saldo anual del Fondo de estabilizacion, caso

superior.

Al igual gue para el caso inferior, los resultados tienen una probabilidad de quiebra alta
en los portafolios. En la Figura 5-16, considerando un Pe = 87,5 US$/MWh, se muestra
que al restringir la probabilidad de quiebra, la energia apoyada disminuye

considerablemente. El andlisis detallado se encuentra en el Anexo E.
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Figura 5-16: Energia maxima apoyada restringiendo la probabilidad de quiebra del Fondo.

Al realizar el mismo anélisis para determinar el tamafio del fondo de rescate que para el
caso inferior, se obtienen los resultados que se presentan en la Figura 5-17. Se utilizé un

rango de precios acotado que va desde los 80 US$/MWh hasta los 87,5 US$/MWh.

Para Pe = 80 US$/MWh (linea roja) la probabilidad de que la méxima pérdida del Fondo
sea superior a 5 MMUS$ es de un 13%. Por su parte para Pe = 85 US$/MWh (linea azul)

se espera que en un 90% de los casos la pérdida sea superior a 2 MMUS$

aproximadamente.
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Figura 5-17: Probabilidad acumulada de la pérdidas maximas a las que esta expuesto el fondo de

estabilizacion, caso superior.

Con respecto a la duracion de los periodos de quiebra, los resultados obtenidos se
presentan en la Figura 5-18. En este caso se observa que para Pe = 80 US$/MWh, en
aproximadamente un 70% de las ocasiones la duracion de los saldos negativos es de
maximo 10 meses. En cambio, para Pe = 85 US$/MWh se tiene que solo en un 60% de

los casos el Fondo operara con saldos negativos por un maximo de 10 meses.

Al igual que para el caso inferior, se tiene que a medida que aumenta el precio
estabilizado (y con ello la energia) los saldos negativos se hacen cada vez mas

significativos. Por ejemplo para un precio estabilizado de 85 US$/MWh, en caso de
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quiebra los saldos negativos seran siempre mayores a 2 MMUS$ hasta alcanzar valores
cercanos a los 35 MMUSS. En cambio, para un precio estabilizado de 80 US$/MWh los

saldos negativos serdn como maximo 8,5 MMUS$.

Respecto a la duracion de los periodos de quiebra, al aumentar la energia apoyada los
periodos de saldos negativos se vuelven mas prolongados. Al considerar un precio
estabilizado de 80 US$/MWh, los saldos negativos no debiesen durar mas de 57 meses;
en cambio para un precio estabilizado de 82,5 US$/MWh existe un 10% de

probabilidades de que la duracion de los saldos negativos sean superiores a este nimero.
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Figura 5-18: Probabilidad acumulada de la duracion de los periodos donde el fondo tiene saldos

negativos, caso superior.
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5.3 Test de estrés

Se realiz0 un test de estrés considerando la posibilidad de que ocurriesen afios humedos
con costos marginales bajos dentro del horizonte de evaluacién, para estimar que tan
sensible es el saldo acumulado y la probabilidad de quiebra del fondo a la ocurrencia de
estos eventos. Se consideraron en el analisis dos casos: la ocurrencia de un afio himedo
y la ocurrencia de dos afios hiumedos consecutivos dentro del periodo de funcionamiento
del Fondo de estabilizacion. En ambos casos, el afio himedo puede presentarse en
cualquier afo a lo largo del periodo de evaluacion. Se calcul6 la probabilidad de quiebra
para cada uno de los portafolios de generacion Optimos obtenidos para cada precio

estabilizado.

Para forzar la introduccion de un afio con hidrologia himeda, se utilizaron las mismas
series de precios Monte Carlo de la etapa de evaluacion, pero a las cuales se les modifico
la hidrologia aleatoria de uno de los afios por una hidrologia hiumeda. Se utiliz6 como
hidrologia humeda la que presenta un 6% de excedencia en la proyeccion de costos
marginales del sistema. Para cada uno de los 15 afos de funcionamiento del Fondo se
repitié el procedimiento y se calculd el promedio de las probabilidades de quiebra del
Fondo asumiendo que la ocurrencia de un afio hiumedo es equiprobable dentro del
horizonte de funcionamiento. Para forzar la introduccion de dos afios himedos seguidos,
se realizd un procedimiento similar reemplazando dos afios consecutivos por la serie

hidrolégica que representa el 6% de excedencia.
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Figura 5-19: Probabilidad de quiebra segun precio estabilizado para escenarios de estrés

hidroldgicos, Caso inferior.
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Figura 5-20: Probabilidad de quiebra segn precio estabilizado para escenarios de estrés

hidroldgicos, Caso superior.
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Los resultados del test de stress se muestran en la Figura 5-19 para el caso inferior y en
la Figura 5-20 para el caso superior. Se observa por ejemplo, que en el escenario inferior
para un precio estabilizado de 80 US$/MWh la probabilidad de quiebra del Fondo para
la serie normal de precios era de 24,2%; al forzar un afio hiumedo, la probabilidad de
quiebra promedio aumentd hasta alcanzar un 36,7%. Para este mismo caso, al forzar dos

afios humedos consecutivos, la probabilidad de quiebra aumenté hasta 52,3%.

En conclusion, el hecho de forzar la ocurrencia de un afio humedo dentro del
funcionamiento del Fondo, genera una aumento de la probabilidad de quiebra, que en
promedio es de 9,9% para el caso inferior y de 6,3% para el caso superior con respecto a
las series de precio originales (Figura 5-19 y Figura 5-20,). Cuando se considera la
ocurrencia de dos afios con hidrologia humeda seguidos, el efecto es mas significativo
provocando un aumento de la probabilidad de quiebra aproximadamente de 23,1% para
el caso inferior y de 13,1% para el caso superior en promedio con respecto a la base de

comparacion.

Es importante destacar que dentro del analisis la probabilidad de quiebra es sensible al
afio en el cual se produce la anomalia de hidrologia himeda, lo cual no es del todo
evidente al analizar solamente la probabilidad de quiebra promedio, ya que ésta Gltima

pondera por igual todos los afios del horizonte.
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Por lo tanto, se realizd un analisis mas detallado para las soluciones que maximizan la
energia apoyada y para aquellas que maximizan el saldo final del Fondo, tanto para el

caso inferior como el caso superior de proyeccion de costos marginales.

Caso Inferior: se considerd un precio estabilizado de 80 US$/MWh, para el cual el
Fondo apoyaria aproximadamente 328 GWh-afio. La ocurrencia de un afio himedo en
los primeros afios de funcionamiento afectan de manera mas significativa la probabilidad
de quiebra del Fondo de estabilizacion (Figura 5-21). Esto se debe principalmente a que
durante los primeros 3 afos del Fondo, se esperan costos marginales altos en relacion
con el largo plazo, los cuales le sirven al Fondo de estabilizacidn para generar ingresos

que le permiten sobrellevar periodos de marginales mas bajos.

Los resultados muestran que una hidrologia himeda el primer afio de funcionamiento,
produce un aumento significativo en la probabilidad de quiebra, alcanzando valores
cercanos al 50%. A partir del cuarto afio de funcionamiento, la ocurrencia de un afio
himedo produce que la probabilidad de quiebra alcanza un valor limite independiente

del afio en que se encuentre el escenario himedo.
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Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizacion para un
afo humedo durante su funcionamiento
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Figura 5-21: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacién considerando la ocurrencia de un

afio himedo durante su funcionamiento. - Caso inferior.

Al forzar la ocurrencia de dos afios himedos seguidos se observa un resultado similar, si
los primeros dos afios son himedos se tiene que el Fondo quiebra el 100% de las
ocasiones el primer afio de funcionamiento (Figura 5-22). En este caso la probabilidad
de quiebra aumenta aun méas dado que el hecho de tener dos afios hiumedos seguidos no
le permite al Fondo generar ganancias antes de tener que sortear perdidas por concepto

de costos marginales bajos.
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Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizacion para dos aiios
huimedos seguidos durante su funcionamiento
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Figura 5-22: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacion considerando la ocurrencia de dos

afios humedos durante su funcionamiento. - Caso inferior.

Al revisar los saldos finales esperados para estos distintos escenarios hidrolégicos se
aprecia que la presencia de hidrologias humedas afecta de manera significativa el
rendimiento del Fondo de estabilizacion. Con la ocurrencia de un afio himedo con
excedencia 6% dentro del periodo evaluado, el saldo esperado del Fondo disminuye un
25%. Cuando se generan dos afios humedos seguidos, el saldo final del Fondo disminuye

en un 51% con un valor final de 16 MMUSS$.
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Tabla 5-5: Saldo final esperado del Fondo de estabilizacién para diferentes escenarios hidrolégicos,

caso inferior.

Caso superior: se realizé el test de stress para un precio estabilizado de 87,5 US$/MWh

el Fondo consigue apoyar aproximadamente 533 GWh por afio.

Nuevamente los resultados muestran que una hidrologia hiumeda en el primer afio de
funcionamiento del Fondo, produce la quiebra el 100% de las ocasiones y que a partir
del cuarto afio, la probabilidad de quiebra se estabiliza y alcanza un maximo. A
diferencia del caso inferior de precios, la probabilidad de que el saldo anual del fondo

sea negativo va disminuyendo significativamente a lo largo del tiempo.
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Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizacion para un
afno hiumedo durante su funcionamiento
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Figura 5-23: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacion considerando la ocurrencia de un

afio hiimedo durante su funcionamiento. - Caso superior.

Al forzar los dos afios himedos consecutivos seguidos, si ello ocurre durante los
primeros dos afios de funcionamiento la quiebra es inevitable (Figura 5-24), dado que

esta situacion imposibilita al fondo de generar ganancias para otros periodos dificiles.
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Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizacion para dos
anos humedos seguidos durante su funcionamiento
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Figura 5-24: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacion considerando la ocurrencia de dos

afios humedos durante su funcionamiento. - Caso superior.

Los resultados muestran que al igual que para el caso inferior, las hidrologias himedas
afectan de manera significativa el rendimiento del Fondo de estabilizacién. Con la
existencia de un afio humedo con excedencia 6% dentro del funcionamiento, el saldo
esperado disminuye considerablemente alcanzando un valor de 44,53 MMUSS,
reduciéndose en 10,03 MMUSS$ equivalente a la mitad de los fondos necesarios para la
creacion de un nuevo Fondo de estabilizacion. Cuando se generan dos afios humedos
seguidos, el saldo final esperado del Fondo llega a un valor de 34,83 MMUSS$, es decir,

19,76 MMUS$ menos que el saldo final esperado base sin forzar hidrologias hiUmedas.



116

Tabla 5-6: Saldo final esperado del Fondo de estabilizacion para diferentes escenarios hidrolégicos.,

caso superior.

La existencia de dos hidrologias himedas seguidas no logra generar saldos finales
negativos para el Fondo. Si se comparan ambos casos se aprecia que la probabilidad de
quiebra para cada uno de estos escenarios hidroldgicos siempre es menor cuando se

considera una proyeccién de costos marginales mas altos.

Ahora para el portafolio que maximiza el saldo final del Fondo, para un Pe = 80
US$/MWHh, se obtiene que con la ocurrencia de una hidrologia humedo el primer afio de
funcionamiento la probabilidad de quiebra en el segundo afio de operacion aumenta un
13,3% en comparacién con la evaluacion base. En este caso cuando se tiene dos afios
himedos durante los primeros afios de funcionamiento del Fondo, la quiebra el segundo
afio es inevitable. En términos generales y como es de esperarse la probabilidad de
quiebra para el caso superior de precios de la energia del sistema es significativamente

menor que la que se presenta en el caso inferior de precios.
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Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizaciéon para un
afno humedo durante su funcionamiento
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Figura 5-25: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacién considerando la ocurrencia de un

afio hiimedo durante su funcionamiento. - Caso superior.

Probabilidad de quiebra del fondo de estabilizacion para dos
afos humedos seguidos durante su funcionamiento
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Figura 5-26: Probabilidad de quiebra del Fondo de estabilizacién considerando la ocurrencia de dos

afios humedos durante su funcionamiento. - Caso superior.
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El saldo final esperado considerando estos distintos escenarios hidroldgicos es
presentado en la Tabla 5-7 a continuacion. Se observa que la ocurrencia de un afo
himedo produce una disminucién en el saldo final esperado de 6,24 MMUSS$ y de 12,26

MMUS$ cuando ocurren dos afios consecutivos con hidrologias himedas.

Tabla 5-7: Saldo final esperado del Fondo de estabilizacién para diferentes escenarios hidrolégicos.,

caso superior.

5.4 Contratos de suministro

Como se menciond en la seccion 3.1, el fondo vende toda la energia comprada a fuentes
renovables al mercado spot, quedando expuesto a al riesgo precio intrinseco del
mercado. Una manera de reducir la exposicion del Fondo al riesgo precio es mediante
establecer contratos de suministros o power purchase agreements (PPA), donde el Fondo
se compromete a entregar una cantidad fija de energia a la contraparte a cambio de un

precio preestablecido.

Se realiz6 un andlisis del efecto sobre la probabilidad de quiebra que tendria establecer

un PPA. El precio del contrato evaluado corresponde al promedio del costo marginal en
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la Barra Alto Jahuel 220kV, equivalente a 81.4 US$/MWh y 88.7 US$/MWh, para el

caso inferior y superior respectivamente.

Para el Caso Inferior, se realiz6 el analisis para un rango de precios entre 77,5
US$/MWh y 82,5 US$/MWh. En la Figura 5-27, se ilustra la evoluciéon de la
probabilidad de quiebra dependiendo del porcentaje de contratacién adquirido por el
Fondo con respecto a la capacidad comprada. Por ejemplo, para un precio de Pe = 77,5
US$/MWh, el Fondo puede vender mediante contratos hasta 50 MW, que corresponden

a los 50 MW eolicos contratados en la X Region.

Probabilidad de quiebra segin porcentaje de contratacion
100 T T T T T T T T
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0
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Figura 5-27: Probabilidad de quiebra segiin porcentaje de contratacion.

Para un Pe = 80 US$/MWh, al comprometer la venta mensual un 43% de la capacidad

comprada por el Fondo a energias renovables, la probabilidad de quiebra disminuye
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desde un 24,4% hasta un 2% aproximadamente. Similarmente para Pe = 825
US$/MWh, al comprometer un 47% de la capacidad contratada por el Fondo, la

probabilidad de quiebra disminuye de un 43% a un 9,2%.

34 T T T T T T T T
Pe = 80 US$/MWh

335 N

33 ]

325 N

E[saldo final] [MMUSS$]
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31 r r r r r r r r Iy
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Desviasion estandar saldo final [MMUS$]

Figura 5-28: Curva C, saldo final esperado vs desviacion estandar del portafolio 6ptimo para un Pe

=80 US$/MWh.

En la Figura 5-28 es posible apreciar como a medida que se aumenta el porcentaje de
contratacion del portafolio 6ptimo para un Pe = 80 US$/MWh, la desviacion estandar
del saldo final del fondo disminuye hasta alcanzar un minimo, tal y como establece la

teoria de portafolios de Markowitz (Markowitz, 1952).

Para el Caso Superior, el analisis se realizd para un rango de precios entre 77,5

US$/MWh y 87,5 US$/MWh. En la Figura 5-29, se ilustra la evolucién de la
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probabilidad de quiebra dependiendo del porcentaje de contratacién adquirido por el

Fondo con respecto a la capacidad comprada.

Probabilidad de quiebra segin porcentaje de contratacion
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Figura 5-29: Probabilidad de quiebra segun porcentaje de contratacion.

Para un Pe = 85 US$/MWh, al comprometer la venta mensual un 38% de la capacidad
comprada por el Fondo a energias renovables, la probabilidad de quiebra disminuye
desde un 29,4% hasta un 13,5% y para Pe = 87,5 US$/MWh, al comprometer un 40% de
la capacidad contratada por el Fondo, la probabilidad de quiebra disminuye de un 46,7%

a un 28%.
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Figura 5-30: Curva C, saldo final esperado vs desviacion estandar del portafolio 6ptimo para un Pe

= 87,5 US$/MWh.

En la Figura 5-30 se muestra como a medida que se aumenta el porcentaje de
contratacion del portafolio 6ptimo para un Pe = 87,5 US$/MWh, la desviacion estandar
del saldo final del fondo disminuye hasta alcanzar un minimo, al igual que para el caso

inferior.

5.5 Reduccién de emisiones

Para determinar la reduccion en el nivel de emisiones que se puede esperar de los
proyectos de ERNC apoyados por el Fondo, se determind el nivel de emisiones
promedio de la unidad que entrega el costo marginal del sistema, expresado en

tonCO2/MWh. Esto asume que cada proyecto adicional ERNC que logre implementarse
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gracias al aporte del Fondo, desplazara un bloque de generacién equivalente de la unidad
marginal del sistema, dado que los costos variables de operacion de los proyectos
edlicos y solares es practicamente cero (i.e. seran siempre despachados como energia de

base).

La tecnologia de la unidad marginal cambia dependiendo del tiempo, la hidrologia, el
nivel de demanda, etc.; y junto con ello cambia también el nivel de emisiones asociadas.
Por lo tanto, para estimar el volumen de emisiones de CO2 desplazadas por el ingreso de
nuevos proyectos ERNC, se calculd el valor promedio de emisiones de la unidad
marginal para diferentes hidrologias y para cada uno de los dos escenarios de proyeccion
de precios. El nivel de emisiones promedio se estimé como la suma ponderada de
emisiones por tecnologia, donde el ponderador es la participacion de cada energia como
unidad marginal. Para simplificar el célculo, el analisis se realizé solamente para una
barra representativa del sistema (Alto Jahuel 220kV), para el periodo 2016 a 2027 y

asumiendo todas las posibles hidrologias.

Tabla 5-8: Emisiones promedio del sistema eléctrico para ambos casos de proyeccion de costos

marginales.
Carbén 905 31% 14%
GNL 438 61% 77%
Diesel 599 8% 9%
Emisién equivalente 592,8 516,4
TonCo2/GWh




124

La Tabla 5-8 muestra el nivel promedio de emisiones de CO2 desplazadas por cada
unidad adicional de energia ERNC. Para el caso inferior, la emisién promedio de la
unidad marginal es de 593 tonCO2/GWh. Asumiendo que la cantidad maxima de
energia que puede ser apoyada por el Fondo alcanza los 328 GWh-afio, el equivalente
total de CO2 abatido en este caso alcanzaria un valor total de 194.303 tonCO2/afio
aproximadamente para el cao superior. En las tablas Tabla 5-9 y Tabla 5-10 se muestran
los resultados para otros escenarios de precios y portafolios de generacion ERNC del
Fondo; el maximo valor de reduccion de emisiones corresponde a un Fondo con precio

estabilizado 87,5 US$/MWh en el caso superior con un total de 275.036 tonCO2/afio.

Tabla 5-9: Emisiones mitigadas por el Fondo de Estabilizacion segun nivel de precio, caso inferior.

77,5 167 - 167 99.057
80 328 - 328 194.303
82,5 328 - 328 194.303
85 256 - 256 152.043
87,5 194 - 194 114.826
90 149 - 149 88.168
92,5 157 - 157 93.000
95 181 - 181 107.449
97,5 198 - 198 117.141
100 163 - 163 96.803
102,5 108 27 136 80.371
105 51 78 128 75.984
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Tabla 5-10: Emisiones mitigadas por el Fondo de Estabilizacion segun nivel de precio, caso superior.

77,5 167 - 167 86.279
80 328 - 328 169.241
82,5 328 - 328 169.241
85 476 - 476 245.565
87,5 533 - 533 275.036
90 533 - 533 275.036
92,5 529 - 529 273.283
95 178 - 178 91.802
97,5 206 - 206 106.526
100 315 - 315 162.501
102,5 257 27 284 146.792
105 164 78 242 124.826
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6. CONCLUSIONES

6.1 Evaluacion y analisis del Fondo de Estabilizacion.
En este estudio se buscd generar y evaluar un conjunto amplio de soluciones factibles
que permitan determinar bajo qué condiciones el Fondo es viable, y a su vez buscar los
parametros de operacion mas relevantes que permitan apoyar la mayor cantidad posible

de proyectos ERNC.

Se desarroll6 una metodologia de optimizacion en dos etapas secuenciales que permite
evaluar y seleccionar los portafolios 6ptimos de energia que el Fondo puede apoyar. Se
buscé maximizar la cantidad de energia apoyada, sujeto a restricciones de saldo final del

Fondo y de rentabilidad minima de cada uno de los proyectos que participan de éste.

Como resultado del proceso de optimizacién se obtuvo un portafolio 6ptimo para cada
valor dado de precio estabilizado, dentro de un rango amplio de simulacion de precios.
Con cada uno de estos portafolios se realiz6 una simulacién Monte Carlo, de manera de

realizar un andlisis de riesgo y desempefio frente a la variabilidad hidroldgica.

6.2 Resultados de la evaluacion del Fondo

Fomento de energia edlica y solar: Los resultados obtenidos muestran que un
instrumento de fomento con las caracteristicas del Fondo evaluado, y bajo los supuestos
utilizados en la tesis, privilegiaria claramente a los proyectos eélicos por sobre los
proyectos solares. Esto se debe mayoritariamente a los costos de desarrollo asumidos en

la tesis, que reflejan la realidad actual de la industria.
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Ademas, si se considera un nivel de precio estabilizado unico y fijo para ambas
tecnologias, es poco probable que en los portafolios de generacion obtenidos coexistan
simultaneamente ambas tecnologias. Por lo tanto, un Fondo que pretenda apoyar energia

solar deberia considerar precios estabilizados diferenciados por tecnologia.

Con el mecanismo de fomento simulado, es posible encontrar soluciones factibles que
fomenten proyectos e6licos para un rango amplio de valores de precios estabilizados,
que consideran rentabilidades positivas, e incluso con probabilidades de quiebra baja en

ciertos casos.

Rangos factibles de precio estabilizado: Los resultados obtenidos muestran que existe
un rango amplio de valores de precios estabilizados para los cuales se logra apoyar
energia eolica: entre 72,5 y 82,5 US$/MWh para el caso inferior, y entre los 72,5y 87,5
US$/MWh para el caso superior. Sin embargo la probabilidad de quiebra en muchos
portafolios es alta y, por lo tanto, si se restringe la probabilidad de quiebra la energia

apoyada disminuye considerablemente

Energia maxima apoyada: En el caso inferior, la mayor cantidad de energia apoyada
por el Fondo se alcanza cuando Pe = 80 US$/MWHh, con un total de 328 GWh promedio
al afo, producidos exclusivamente por fuentes eélicas. Para esta solucion se obtiene un
saldo final esperado de 32,5 MMUS$ (o = 27,8 MMUSS) y la probabilidad de quiebra

alcanza un 24,2%.
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Para el caso superior, la energia apoyada por el Fondo es maxima cuando el precio
estabilizado es igual a 87,5 US$/MWh, consiguiendo apoyar en total 533 GWh
promedio al afio. Al igual que en el caso inferior, el portafolio de esta solucion considera
exclusivamente centrales edlicas. El saldo final esperado que se obtiene al evaluar esta
solucion asciende a 54,6 MMUS$ ( o =40,4 MMUS$) vy tiene asociada una

probabilidad de quiebra del 46,7%.

A diferencia de la energia edlica, la energia solar tiene un rango acotado de precios
estabilizados en los cuales es factible que participe del Fondo de Estabilizacion. Esto es
debido a los altos costos de desarrollo de los proyectos solares (100 -110 US$/MWh).
Tanto para el caso inferior como superior, la energia solar participa del Fondo de

Estabilizacion s6lo para Pe mayores o iguales a 102,5 US$/MWh.

Riesgo asociado a variabilidad del saldo: Tanto para el caso inferior como superior,
existe una relaciéon directa entre la probabilidad de quiebra del Fondo y el precio
estabilizado entregado. Los resultados muestran claramente que a mayor precio
estabilizado, aumenta la probabilidad de quiebra y la desviacion estandar del saldo final
del Fondo. Esto se debe a dos motivos: por un lado, un mayor precio estabilizado reduce
los ingresos del Fondo; y por otro lado, tiende a aumentar la generacién de energia del
portafolio, amplifica la magnitud de los ingresos y costos del Fondo aumentando la

dispersion con respecto a la media.
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El analisis de la operacion del Fondo al limitar la probabilidad de quiebra maxima
admisible mostr6é una drastica reduccion de la energia apoyada. En el caso inferior, el
maximo volumen de energia apoyado por el Fondo (328 GWh-afo) tiene una
probabilidad de quiebra asociada de 24,4%. Si se restringe dicha probabilidad a un

méaximo de 5% energia maxima apoyada por el Fondo se reduce a 186 GWh-afio.

Para el caso superior, la reduccion es menos drastica pero de todas formas muy
significativa: desde 533 GWh-afio (P(Quiebra) = 46,7%), el maximo apoyado por el

Fondo caeria hasta 216 GWh-afio si se limita la probabilidad de quiebra a 5%.

Los portafolios de generacion que incluyen energia solar por lo general presentan una
desviacidn estandar méas acotada para el saldo final. Esto se debe que el CMg de la barra
de conexion de estos proyectos, tiene un valor promedio para el periodo de evaluacién
muy similar al Pe necesario para que estos proyectos cumplan con la restriccion de
rentabilidad minima. Esto explica que cuando Pe es cercano al limite superior del rango
evaluado, que corresponde al ingreso de los proyectos solares al portafolio, la

probabilidad de quiebra disminuya.

Maximizacién del saldo final: El precio estabilizado que maximiza la utilidad del
Fondo, tanto para el caso inferior como superior, es el Pe = 80 US$/MWh. Esto se debe a
que este valor de Pe tiene una diferencia de 5 US$/MWh para el caso inferior y una
diferencia de 12,8 US$/MWh para el caso superior, con respecto al CMg promedio de la

barra de referencia donde se concentra la oferta de generacion edlica apoyada (Puerto
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Montt 220kV). A esto se le agrega los altos factores de planta de los proyectos presentes
en dicha zona, que permiten aprovechar el diferencial entre el precio estabilizado del

Fondo y el CMg promedio.

Contratos de suministro: A partir del analisis realizado sobre la diminucion del riesgo
precio producto de establecer contratos de suministro, se tiene que para el caso inferior
al considerar la solucién que maximiza tanto la energia apoyada como el saldo final
esperado del fondo, la inclusién de un contrato de suministro permite disminuir la
probabilidad de quiebra de 24,4% a un 2%, practicamente eliminando el riesgo de
quiebra. Para el caso superior para la solucion que maximiza la energia apoyada (Pe =
87,5 US$/MWh), al incluir un contrato bilateral la probabilidad de quiebra disminuye de
46,7% a un 28%. Estos resultados confirman la hipotesis planteada sobre como los

contratos de suministro podrian contribuir a asegurar el desempefio del Fondo.

Emisiones de CO2: Por altimo, se realiz6 un célculo de las emisiones promedio de las
unidades marginales del sistema, para estimar las emisiones de CO2 abatidas por cada
unidad de energia ERNC generada. En promedio, se desplazarian 555 tonCO2/GWh
aproximadamente, y dado el maximo de energia que puede apoyar el Fondo, el
abatimiento maximo de emisiones equivale a 275.036 tonCO2/afio, correspondiente a un

Pe = 87,5 US$/MWh en el caso superior de costos marginales.
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6.3 Recomendaciones para el Fondo de estabilizacion

En vista de los resultados generales obtenidos simulando el funcionamiento del Fondo
para los supuestos definidos y bajo diferentes condiciones de operacion, se pueden
extraer algunas recomendaciones generales para viabilizar y mejorar las posibilidades de

éxito de un fondo de estabilizacion de estas caracteristicas.

En resumen, dadas las diferencias en los costos marginales promedio de distintas barras
del sistema, es recomendable considerar establecer diferentes precios estabilizados para
las distintas zonas en lugar de un precio estabilizado Unico y fijo, considerando que

pueden existir diversos proyectos con condiciones de generacion similares en cada lugar.

Rango de precio eficiente: Como el objetivo del Fondo es maximizar la generacion de
energia proveniente de fuentes ERNC, dependiendo del escenario de precios
proyectados es posible determinar un rango de precios estabilizados para los cuales el
Fondo puede apoyar una mayor cantidad de energia, incluyendo ademas una cierta

eficiencia econdémica de manera de reducir la probabilidad de quiebra del Fondo.

Los valores de precios estabilizados que puede ofrecer el fondo, de manera de
maximizar el apoyo de energia, debe encontrarse bajo el promedio de los costos
marginales del sistema (82 US$/MWh, caso inferior y 91 US$ caso superior). En el caso
que el precio estabilizado se encuentre sobre el costo marginal promedio del sistema,
algunos proyectos que son considerados eficientes (costos de desarrollos menores al

costo marginal promedio del sistema) y que se encuentran en barras de bajos costos
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marginales pasan a generar pérdidas en el Fondo, dado que el precio estabilizado de

compra de la energia es mayor que el costo marginal al cual ésta se vende.

Sin embargo, la definicion del precio eficiente y la cantidad de energia que se puede
apoyar deben tener en consideracion el riesgo asociado, y por lo tanto deben definirse

acorde a la probabilidad de quiebra maxima admisible por el operador del Fondo.

Fondos independientes por tecnologia: En el escenario actual de precios y costos por
tecnologia, el costo de desarrollo promedio para una central e6lica, calculado de acuerdo
con los supuestos del Estudio, es 13 US$/MWh menor que el de una central solar, lo que

hace dificil que ambas tecnologias puedan competir en igualdad de condiciones.

Ademas, estas tecnologias inyectan su energia en barras diferentes del sistema, lo cual
como se menciond anteriormente, aumenta el riesgo para el Fondo dada la diferencia

que se produce entre los costos marginales y el precio estabilizado Unico.

La participacion de la energia solar en estas condiciones no sera incentivada por el
Fondo, salvo que deliberadamente se decidiera crear fondos independientes por
tecnologia con precios diferenciados de acuerdo con los costos de desarrollo de cada

una.

De acuerdo con los supuestos utilizados en el estudio, la zona que presenta los proyectos
edlicos mas eficientes es la X regidn. En esta zona los proyectos considerados tienen un

factor de planta promedio de 36%. El rango de los factores de planta de los proyectos
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que viabilizan el Fondo de estabilizacion corresponde a factores de planta mayores a

33%.

Efecto del punto de compra de la energia: a mayor precio estabilizado, sera mas
atractivo para los proyectos ERNC participar del Fondo. Sin embargo, los resultados de
esta evaluacion muestran que ofrecer un precio estabilizado alto no implica
necesariamente que el Fondo pueda apoyar una mayor cantidad de energia, sino que por
el contrario puede aumentar significativamente la probabilidad de quiebra. Esto se debe
a que por un lado se aumentan las rentas para los proyectos eficientes, consumiendo
recursos que podrian ser utilizados para apoyar nuevos proyectos, y por otra parte, al
aumentar el precio estabilizado se produce un incremento en las pérdidas monetarias en

aquellas barras donde el costo marginal es méas bajo que el precio estabilizado entregado.

Por lo tanto, el disefio del Fondo podria considerar la posibilidad de establecer precios
estabilizados diferenciados por zona, siguiendo algunos criterios simples de racionalidad
econdmica. En primer lugar, procurar que la condicion de que el precio estabilizado sea
menor que el costo marginal promedio proyectado para cada barra, o en su defecto, que
sean definidos teniendo en consideracién el precio proyectado de venta local. Por otro
lado, el diferencial entre el precio estabilizado debiese tener en consideracion la
variabilidad esperada en la barra de inyeccion donde se vende dicha energia, de manera

de incorporar penalizaciones por riesgo en aquellas zonas con gran variabilidad.
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Establecer contratos bilaterales con clientes libres: de manera de limitar el riesgo de
comercializacion asumido por el Fondo, se propone establecer contratos con clientes
libres. De esta manera es posible asegurar ingresos producto de la venta de energia en

vez de asumir completamente la incertidumbre del mercado spot.
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7. ANEXO A: MODELO OSE 2000

El modelo OSE2000, es un modelo de despacho hidrotérmico que permite optimizar la
operacion inter-temporal de los embalses existentes en un sistema eléctrico,
minimizando los costos de operacion, mantenimiento y falla esperados. EI modelo
OSE2000 es un modelo multinodal, por lo tanto, en la resolucion del problema se
consideran las restricciones de transmision y pérdidas que se producen en las lineas del
sistema.

Como resultado este modelo entrega el despacho econdmico de las unidades
generadoras, el flujo por las lineas modeladas y los costos marginales en las barra del
sistema que resulten de la operacion éptima del sistema. Todas estas variables se
encuentran desagregadas para cada una de las 50 hidrologias simuladas.

El horizonte de modelacién es definido por el usuario, siendo necesario entregar como
datos de entrada una proyeccion de demanda y de precios de combustibles, asi como un

plan de obras de generacion y transmision para todo el horizonte en estudio.

7.1 Modelacion mateméatica
El problema que resuelve OSE2000 corresponde a un problema de optimizacion lineal,

en gue se busca optimizar el costo de operacion esperado del sistema. En sistemas
hidrotérmicos como el SIC, la posibilidad de almacenar agua en los embalses aumenta
notablemente la complejidad del problema, debido a que es necesario evaluar
conjuntamente las decisiones que se toman en la etapa actual con las decisiones que se

toman en etapas futuras. Esto se debe a que existe un costo de oportunidad asociado al



140

uso actual o futuro del agua embalsada, condicionando la optimizacion de la etapa actual
a etapas futuras y viceversa.
La formulacion explicita del problema de optimizacion que resuelve el modelo

OSE2000 se muestra a continuacion (Ulloa, 2012):

Nt Ns
2= min ) Y P (G Xeg + (L+d) ™ 5 fr(Xegn )
t=1s=1
(7-1)
S.a
Apg*Xpg + EpgxXpg= BegV1< t <Ny A1<5 <N
(7-2)
Ars*Xpg= BrsV1<s<Ng
(7-3)
Xis<Xes<X;sV1<t <N_; A1<s<N;
(7-4)
Xrs < Xrs<XrsV1<s <N
(7-5)
donde,

Z": Costo de operacion esperado del sistema.
d: Tasa de descuento.
t: Etapas en el tiempo.

s: Secuencia de simulacion.



141

Ns: NUmero de secuencias de simulacién hidrologicas.

N+t: NUumero de etapas de decision en el tiempo
para cada etapa de decision t y secuencia de simulacion s se tiene:

A:s: Matriz de conectividad eléctrica.

Eis: Matriz de conectividad hidraulica.

P:s: Probabilidad de ocurrencia de secuencia s en la etapa t.

Cis: Vector de costos de operacion y penalizacion.

B:s: Vector lado derecho.

Xis: Vector de estado.

X.s: Vector de restricciones maximas.

X.s: Vector de restricciones minimas.

fr(X¢es+1,5): Funcion de costo futuro en la frontera para la secuencia de simulacion s y

etapa T (Gltima etapa de simulacién).

El problema de optimizacion descrito anteriormente es de gran tamafio pues crece
exponencialmente con el numero de embalses y las etapas consideradas en la
simulacion, siendo necesario recurrir a técnicas que permitan reducir la complejidad del
problema. En OSE2000 se utiliza para ello la técnica de descomposicion de Benders, la
que permite obtener la solucion del problema de optimizacion del sistema hidrotérmico

utilizando un algoritmo iterativo, en el que se desacoplan las etapas del problema para su
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resolucion. El algoritmo representa la operacién futura por medio de una funcién

relajada de los costos futuros para cada etapa de decision.

Es importante mencionar que en el caso del SIC el problema es tan complejo que para
poder resolverlo en tiempos razonables es necesario utilizar dos etapas. La primera etapa
corresponde al proceso iterativo, en donde interesa obtener el valor del agua (costo de
oportunidad) para cada etapa de simulacion en el tiempo. Como convencion la CNE
utiliza 50 iteraciones, por lo tanto, para obtener resultados en un tiempo razonable se
utiliza un modelo optimizado del SIC, en el cual el sistema de transmision es
simplificado, disminuyendo el nimero de barras y lineas, reduciendo los tiempos de
cada iteracién a aproximadamente 50 segundos. El valor del agua resultante de la
primera etapa sirve como input para una segunda etapa, en que se simula la operacién
del sistema completo. EIl proceso completo de optimizacion toma aproximadamente 1

hora.

7.2 Modelacion generacion
En el modelo OSE2000 es posible modelar las distintas tecnologias de las centrales

generadoras: térmicas, embalse, serie, pasada, virtuales y de falla. Para todas ellas, se
modela la capacidad maxima y minima, la indisponibilidad, mantenimiento, barra de

conexion, y parametros de identificacion (nombre, tipo de combustible, etc.).

Las caracteristicas particulares de cada una de ellas son las descritas en (Ulloa, 2012).
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Térmicas: Las centrales térmicas quedan definidas por su capacidad y su
costo variable. El costo variable de una central equivale a la suma entre el
costo variable no combustible y su costo variable combustible, calculado
a partir del rendimiento térmico de la central multiplicado por el costo de
combustible utilizado por la wunidad. El costo variable varia
mensualmente, pues si bien el consumo especifico y el costo variable no
combustible de una central se mantienen constantes en el horizonte de

estudio, el costo del combustible puede variar entre las etapas.

Fueron modeladas como centrales térmicas todas aquellas unidades en

base a carbon, GNL, biomasa, diesel y sus derivados.

Por su parte las centrales geotérmicas y eélicas también fueron modeladas
como centrales térmicas, considerando un costo de combustible nulo. En
el caso de las edlicas se considerd un factor de planta variable mensual

segun se explica en la seccién 3.1.

Embalse: La representacion de las centrales de embalse considera el
rendimiento hidraulico y la modelacion de la conectividad hidraulica de la
central, que considera el caudal afluente asociado junto a las pérdidas y el
vertimiento del embalse. El uso del agua contenida en los embalses aguas

arriba de la centrales es optimizado, debido a que es posible almacenar
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agua entre las distintas etapas de la simulacion, dando origen a un costo

de oportunidad del agua embalsada.

Para llevar a cabo esta tesis las cotas iniciales de los embalses

corresponden a las cotas reales del 31 de enero de 2013.

Pasada: Las representacion de las centrales de pasada es similar a las
centrales de embalse, ya que se considera el rendimiento hidraulico y el
caudal afluente asociado. La generacidn producida por estas centrales es
igual al valor minimo entre la energia que contiene el afluente y la
capacidad maxima de la central, pudiendo ocurrir vertimientos en caso de
existir un caudal abundante. El costo de oportunidad del agua en este caso
es igual a cero, por lo que se despacha toda su energia generable, dado
que estas centrales no poseen un embalse que permita almacenar agua

entre etapas.

Serie: Las centrales serie se modelan igual que las centrales de pasada
con la diferencia de que el caudal generable proviene de la salida de una
central de embalse, por lo que su generacion depende directamente de la

operacion de estas.

Virtuales: Las centrales virtuales se utilizan para modelar el efecto de los

convenios de riego, caudales ecoldgicos y bocatomas de generacién sobre
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la operacion del sistema. Su modelacion es similar a las centrales serie,

con la diferencia de que la central virtual no entrega energia al sistema.

f) Falla: Para representar la energia no suministrada en una barra especifica
en caso de que no sea posible abastecer la demanda totalmente, se
modelan unidades virtuales de falla en todas las barras del sistema. En un
sistema hidrotérmico como el SIC es probable que esta condicion ocurra
en un caso de extrema sequia. EI costo representativo de la falla depende
de la profundidad de esta, y es modelado mediante cuatro escalones que
representan el costo de energia no suministrada ante distintos niveles de
profundidad de falla, siendo utilizados en esta tesis los valores
determinados por la CNE en su informe de precio de nudos de octubre del
afio 2012 (falla con 5% profundidad 474,58 US$/MWh, 5-10%
profundidad 598,5 US$/MWh, 10-20% profundidad 784,58 US$/MWh y

superior a 20% profundidad 884,48 US$/MWh).

Independiente de la tecnologia de generacién, se modelaron los principales parametros
operativos (mantenimientos, indisponibilidad) siguiendo los valores establecidos por la
CNE para el SIC y el SING en sus respectivos informes de precio de nudo y valores de

mercado, compartidos por la consultora Systep.
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7.1 Modelacién hidrolégica
La incertidumbre hidroldgica es incorporada mediante la inclusion de la estadistica

hidroldgica de todas las centrales hidroeléctricas del sistema. Esto se realiza mediante un
set de hidrologias histéricas anuales para cada central, las cuales se asumen
equiprobables. Para esta tesis se utilizaron 50 hidrologias para cada central
hidroeléctrica, correspondientes al periodo 1960-2009, de manera de generar una

muestra representativa de las hidrologias en las diferentes cuencas del pais.

Como referencia se utilizo las estadisticas hidroldgicas publicadas en el informe precio
de nudo publicado por la CNE en el mes de Octubre del afio 2012. En esta estadistica es
posible encontrar la informacién de las centrales hidroeléctricas existentes y de las
centrales incluidas en el plan de obras de la comision. Ademas se entrega informacién
sobre las estadisticas hidroldgicas de centrales relevantes, como por ejemplo, los

modulos de HidroAysén (2750 MW) y la central Neltume (473 MW).

Para las centrales que se incorporan en el plan de obra y que no estdn consideradas
dentro del plan de obras de la comisién, fue necesario asignarles una hidrologia de
referencia en base de otras centrales ubicadas en la misma regién o cuenca, de manera de
representar el comportamiento hidrolégico de la central (afluentes formados por la

lluvia, por deshielos o mixtos).
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8. ANEXO B: PLAN DE OBRAS DE GENERACION

La Tabla 8-1, la Tabla 8-2, la Tabla 8-3 y la Tabla 8-4 dan cuenta de la evolucién de la

capacidad instalada en el SIC y SING para todo el horizonte de estudio (2013-2027).

Tabla 8-1: Plan de obras de generacién simulado — Centrales en construccion

Energia Pacifico Desechos Forestales 15.6 Rancagua 154 2-2013
Vifales Desechos Forestales 32 Itahue 154 2-2013
Eélico Ucuquer 1 Eolica 7.2 Rapel 220 2-2013
Renaico PMG Hidro 6.3 Charrua 220 2-2013
Providencia Hidroeléctrica 13 Maule 154 2-2013
Edlica Talinay Oriente Eolica 100 Talinay 220 3-2013
Campiche Carbdn 242 Nogales 220 3-2013
Laja | Hidroeléctrica 36.8 Charrua 220 3-2013

San Andrés Hidroeléctrica 40 Confluencia 154 4 -2013
Pulelfu Hidroeléctrica 9.4 Osorno 066 5-2013

Los Hierros Hidroeléctrica 20 Loma Alta 220 6-2013

El Paso Hidroeléctrica 40 Confluencia 154 7 - 2013
Angostura Hidroeléctrica 316 Mulchen 220 12 - 2013
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Tabla 8-2: Plan de obras de generacion simulado — Centrales de expansion

Nombre Central Tecnologia Capacidad Barra de conexion Fecha de entrada por caso

Mw inferior superior

Edlica Norte Il Region Edlica 80 Diego de Almagro 220 3-2014 3-2014

Eélica El Arrayan Edlica 101 Pan de Azucar 220 6-2014 6-2014

Edlico Cuel Edlica 34 Charrua 220 12-2014 12-2014

Eélico VIII Region aux 01 Edlica 60 Concepcion 220 3-2015 3-2015

Guacolda 5 Carbon 136 Guacolda 220 7-2015 7-2015

Eélico San Manuel Edlica 50 Pan de Azucar 220 9-2015 9-2015

Solar Genérica 1 Solar 40 Diego de Almagro 220 10-2015 10-2015

Quintero 1 GNL 128 San Luis 220 1-2016 1-2016

Quintero 2 GNL 129 San Luis 220 1-2016 1-2016

Solar Almonte Solar 75 Pozo Almonte 220 1-2016 1-2016

Edlico Norte IV Regidn Edlica 80 Pan de Azucar 220 3-2016 3-2016

Nuble Hidroeléctrica 136 Ancoa 220 5-2016 5-2016

Cochrane | Carbon 229 Encuentro 220 6-2016 6-2016

E6lica Aux 01 Edlica 100 Puerto Montt 220 7-2016 7-2016

TG3 GNL GNL 35 Tocopilla 220 7-2016 7-2016

Eolica Ckani Edlica 150 Crucero 220 10-2016 10-2016

Las Lajas Hidroeléctrica 256 Alto Maipo 220 10-2016 10-2016

Cochrane Il Carbon 229 Encuentro 220 12-2016 12-2016

KELAR GNL 513 Atacama 220 12-2016 12-2016

Santa Maria 2 Carbon 343 Charrua 220 4-2017 4-2017

Alfalfal 2 Hidroeléctrica 275 Alto Maipo 220 6-2017 6-2017

Candelaria 1 CAGNL GNL 125 Candelaria 220 7-2017 7-2017

Candelaria 2 CAGNL GNL 129 Candelaria 220 7-2017 7-2017

Nueva Renca GNL GNL 312 Renca 110 7-2017 7-2017

Taltal 1 GNL GNL 120 Paposo 220 7-2017 7-2017

Taltal 2 GNL GNL 120 Paposo 220 7-2017 7-2017

Desechos Forestales VII Region 01 Biomasa 18 Alto Jahuel 154 1-2018 1-2018

Edlica Aux 03 Edlica 100 Pan de Azucar 220 1-2018 1-2019

San Pedro Hidroeléctrica 144 Ciruelos 220 1-2018 1-2018

Desechos Forestales Aux 01 Biomasa 60 Charrua 154 5-2018 5-2018

Edlica Aux 02 Edlica 100 Diego de Almagro 220 6-2018 6-2018
Punta Alcalde 1 Carbon 370 Maitencillo 220 6-2018 No considerada

CcTmM4 Carbon 335 Encuentro 220 7-2018 7-2018

Edlica VIII Regién 01 Edlica 100 Concepcion 220 8-2018 8-2018

Hidroeléctrica RM 01 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 12-2018 12-2018

Desechos Forestales VII Region 02 Biomasa 25 Itahue 154 1-2019 1-2019

GNL Il Regidn 3 GNL 240 Cardones 220 No considerada 1-2019

Hidroeléctrica RM 02 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 1-2019 1-2019

Geotérmica Calabozo 01 Geotérmica 40 Calabozo 220 3-2019 5-2019
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Tabla 8-3: Plan de obras de generacion simulado — Centrales de expansion (continuacion)

Nombre Central Tecnologia Capacidad Barra de conexion Fecha de entrada por caso
Mw inferior superior
Neltume Hidroeléctrica 473 Valdivia 220 6-2019 No considerada
Geotérmica AuxO01 Geotérmica 40 Charrua 220 1-2020 No considerada
Geotérmica Calabozo 02 Geotérmica 40 Calabozo 220 1-2020 1-2020
GNL Il Regién 1 GNL 240 Cardones 220 No considerada 1-2020
GNL IV Region 2 GNL 360 Pan de Azucar220 |No considerada 1-2020
Solar Pica 3 Solar 30 Pozo Almonte 220 1-2020 1-2020
Solar PV Dos Cruces Solar 30 Arica 066 1-2020 1-2020
CTM5 Carbon 335 Encuentro 220 2-2020 1-2020
Desechos Forestales Aux 03 Biomasa 40 Itahue 154 2-2020 2-2020
Edlico Collipulli Edlica 48 Temuco 220 2-2020 2-2020
E6lica Aux 05 Edlica 40 Pan de Azucar 220 3-2020 3-2020
Hidroeléctrica aux 01 Hidroeléctrica 53 Alto Jahuel 500 No considerada 4-2020
La Cruz Solar Solar 50 Encuentro 220 4-2020 4-2020
Solar Huasco Solar 30 Maitencillo 220 4-2020 4-2020
Solar Los Andes 2 Solar 40 Andes 220 4-2020 4-2020
Geotérmica Aux 03 Geotérmica 20 Cerro Colorado 110 6-2020 6-2020
Los Condores Hidroeléctrica 150 Ancoa 220 8-2020 8-2020
Geotermica Pampa Lirima 01 Geotérmica 40 Cerro Colorado 110 9-2020 9-2020
Los Robles 1 Carbén 350 Los Robles 220 11-2020 No considerada
Geotermica Puchuldiza 01 Geotérmica 40 Cerro Colorado 110 2-2021 1-2022
Hidroeléctrica VIII Region 03 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 2-2021 1-2025
Solar Lagunas Il Solar 150 Lagunas 220 3-2021 3-2021
Solar Sol del Loa 2 Solar 40 Crucero 220 4-2021 4-2021
Solar USYA Solar 25 Calama 110 4-2021 4-2021
E6lica Aux 06 Edlica 50 Encuentro 220 6-2021 6-2021
Geotérmica Aux 04 Geotérmica 40 Charrua 220 6-2021 No considerada
Geotérmica Chillan 01 Geotérmica 25 Charrua 220 6-2021 No considerada
Hidroeléctrica VIII Regién 26 Hidroeléctrica 34 Charrua 220 No considerada 6-2021
Hidroeléctrica VIII Region 30 Hidroeléctrica 53 Charrua 220 No considerada 6-2021
Edlica IV Regidén 01 Edlica 140 Pan de Azucar 220 7-2021 2-2022
Geotermica Apacheta 01 Geotérmica 40 Calama 110 7-2021 1-2021
Hidroeléctrica aux 02 Hidroeléctrica 40 Alto Jahuel 500 7-2021 1-2023
GNLV Regidn 2 GNL 240 San Luis 220 No considerada 9-2021
Punta Alcalde 2 Carbén 370 Maitencillo 220 10-2021 No considerada
El Castillo Hidroeléctrica 30 Ancoa 220 1-2022 1-2022
Hidroeléctrica VIII Region 01 Hidroeléctrica 20 Ancoa 500 1-2022 1-2022
Hidroeléctrica RM 03 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 1-2022 1-2023
Eolica Quillagua Edlica 100 Crucero 220 3-2022 1-2022
Hidroeléctrica VIII Regidn 02 Hidroeléctrica 20 Ancoa 500 4-2022 1-2023




150

Tabla 8-4: Plan de obras de generacion simulado — Centrales de expansion (continuacion)

Nombre Central Tecnologia Capacidad Barra de conexion Fecha de entrada por caso

Mw inferior superior

Hidroeléctrica RM 04 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 4-2022 1-2023

Hidroeléctrica RM 05 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 5-2022 1-2023

Solar Lagunas | Solar 60 Lagunas 220 5-2022 1-2022

Solar Sol del Loa 3 Solar 50 Crucero 220 5-2022 1-2022

Desechos Forestales VIII Region 01 Biomasa 35 Charrua 220 6-2022 8-2022
Los Robles 2 Carbon 350 Los Robles 220 7-2022 No considerada

E6lica Aux 07 Edlica 100 Maitencillo 220 1-2023 1-2023

Geotérmica Aux 05 Geotérmica 40 Collahuasi 220 1-2023 1-2023

Geotérmica Calabozo 03 Geotérmica 40 Calabozo 220 1-2023 1-2023
Geotérmica Chillan 02 Geotérmica 50 Charrua 220 1-2023 No considerada

Hidroeléctrica aux 03 Hidroeléctrica 68 Alto Jahuel 500 No considerada 1-2023

TARAPACA IV Carbon 212 Encuentro 220 No considerada 3-2023

Solar Wara |11 Solar 45 Pozo Almonte 220 5-2023 1-2023

GNL VIII Regidn 3 GNL 240 Charrua 220 No considerada 6-2023

GNLV Regioén 4 GNL 240 San Luis 220 No considerada 8-2023
Baker1 Hidroeléctrica 660 Lo Aguirre 500 Aux 9-2023 No considerada

Eélica Aux 13 Edlica 100 Puerto Montt 220 1-2024 1-2024

Geotermica Irruputunco Geotérmica 40 Collahuasi 220 4-2024 3-2024

Geotermica Polloquere 01 Geotérmica 40 Chapiquifia 066 4-2024 4-2024

Desechos Forestales Aux 05 Biomasa 60 Charrua 220 5-2024 5-2024

Edlica IV Regidn 04 Edlica 100 Pan de Azucar 220 5-2024 5-2024

GNL VIII Regidn 1 GNL 240 Charrua 220 No considerada 5-2024

Solar Calama Sur Solar 30 Calama 110 5-2024 5-2024

Desechos Forestales VIII Region 02 Biomasa 30 Charrua 220 6-2024 6-2024
Geotérmica Chillan 03 Geotérmica 25 Charrua 220 7-2024 No considerada

Hidroeléctrica VIIl Regidn 28 Hidroeléctrica 34 Charrua 220 No considerada 7-2024

E6lica Aux 09 Edlica 100 Maitencillo 220 8-2024 8-2024

Solar Los Andes 5 Solar 40 Andes 220 8-2024 8-2024

GNLV Regidn 3 GNL 240 San Luis 220 No considerada 9-2024

Eélica Aux 08 Edlica 50 Encuentro 220 10-2024 10-2024

Desechos Forestales Aux 04 Biomasa 60 Itahue 154 11-2024 11-2024
Centinela Hidroeléctrica 105 Ancoa 220 1-2025 No considerada

Céndor Hidroeléctrica 60 Charrua 500 1-2025 1-2025

Hidroeléctrica VIII Region 13 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 1-2025 1-2025

Hidroeléctrica RM 06 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 1-2025 1-2025

TARAPACA I11 Carbon 212 Encuentro 220 1-2025 7-2021

Geotermica Calabozo 04 Geotérmica 40 Calabozo 220 7-2025 8-2025

Solar San Pedro de Atacama Il1 Solar 60 Calama 110 8-2025 8-2025

Solar Los Andes 3 Solar 40 Andes 220 10-2025 10-2025
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Tabla 8-5: Plan de obras de generacion simulado — Centrales de expansion (continuacion)

Nombre Central Tecnologia Capacidad Barra de conexion Fecha de entrada por caso
Mw inferior superior
Eolica Calama Edlica 128 Calama 110 1-2026 1-2026
GNL VIII Region 2 GNL 240 Charrua 220 No considerada 1-2026
Solar San Miguel Solar 18 Pozo Almonte 220 1-2026 1-2026
Solar Sol del Norte Solar 8 Crucero 220 1-2026 1-2026
Pascua 2.2 Hidroeléctrica 500 Lo Aguirre 500 Aux 2-2026 No considerada
Hidroeléctrica VIII Regidon 11 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 4-2026 11-2025
GNL VIII Regidn 6 GNL 240 Charrua 220 No considerada 6-2026
GNL V Regién 5 GNL 240 San Luis 220 No considerada 7-2026
GNL Il Regidon 5 GNL 240 Cardones 220 No considerada 10-2026
Eolica Calama 2 Edlica 128 Calama 110 1-2027 1-2027
Hidroeléctrica VIII Regidn 12 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 1-2027 1-2027
Hidroeléctrica VIII Region 14 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 1-2027 1-2027
Hidroeléctrica aux 04 Hidroeléctrica 50 Alto Jahuel 500 1-2027 1-2027
Solar Los Andes 6 Solar 40 Andes 220 1-2027 1-2027
Solar Calama | Solar 20 Encuentro 220 2-2027 5-2026
Pascua 2.1 Hidroeléctrica 770 Lo Aguirre 500 Aux 6-2027 No considerada
Geotermica Calabozo 05 Geotérmica 40 Calabozo 220 1-2028 1-2028
GNL VIII Regidon 5 GNL 240 Charrua 220 No considerada 1-2028
GNLII Regidn 6 GNL 240 Cardones 220 No considerada 3-2028
Geotermica Apacheta 02 Geotérmica 40 Calama 110 4-2028 4-2028
Cuervo Hidroeléctrica 640 Charrua 500 12-2028 No considerada
Geotermica Pampa Lirima 02 Geotérmica 80 Cerro Colorado 110 1-2029 1-2029
PACIFICO | Carbdn 156 Lagunas 220 1-2029 7-2029
GNL VIII Regidén 7 GNL 360 Charrua 220 No considerada 3-2029
GNLII Regidn 4 GNL 240 Cardones 220 No considerada 5-2029
Geotermica Chillan 04 Geotérmica 25 Charrua 220 10-2029 10-2029
PACIFICO II Carbdn 156 Lagunas 220 11-2029 No considerada
GNLV Regién 1 GNL 240 San Luis 220 No considerada 1-2030
GNL VIII Regidn 4 GNL 360 Charrua 220 No considerada 1-2030
Hidroeléctrica VIII Regién 15 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 No considerada 1-2030
Hidroeléctrica RM 07 Hidroeléctrica 40 Alto Jahuel 500 No considerada 1-2030
Pascua 1 Hidroeléctrica 460 Lo Aguirre 500 Aux 1-2030 No considerada
Blanco (EA) Hidroeléctrica 375 Charrua 500 2-2030 No considerada
Hidroeléctrica RM 08 Hidroeléctrica 30 Alto Jahuel 500 3-2030 1-2030
Hidroeléctrica RM 09 Hidroeléctrica 20 Alto Jahuel 500 5-2030 1-2030
Hidroeléctrica VIII Region 24 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 7-2030 1-2030
Mejillones VI Carbon 229 Encuentro 220 10-2030 6-2030
Baker2 Hidroeléctrica 360 Lo Aguirre 500 Aux 1-2031 No considerada
Hidroeléctrica VIII Regidn 20 Hidroeléctrica 20 Charrua 500 7-2032 7-2032
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Se observan centrales genéricas, las cuales si bien no cuentan con un respaldo por parte
de una empresa respecto a su construccion, resulta necesario incluirlas para cumplir con

el supuesto de rentabilidad acotada del mercado en el largo plazo.
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9. ANEXO C: VARIABILIDAD DEL COSTO MARGINAL

En el siguiente anexo se presentan los costos marginales en las diferentes barras de
interés donde se presenta la variabilidad de los costos marginales producto de las

diferentes hidrologias que pueden presentarse en la realidad.

9.1 Caso inferior:
Las Figura 9-1 a la Figura 9-6 muestran la variabilidad del costo marginal en las barras

de interés, en funcion de la probabilidad de excedencia hidrologica.
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Figura 9-1: Variabilidad del costo marginal mensual en Pan de Azlcar 220KV - Caso Inferior
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Figura 9-2: Variabilidad del costo marginal mensual en Alto Jahuel 220KV - Caso Inferior
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Figura 9-3: Variabilidad del costo marginal mensual en Puerto Montt 220KV — Caso Inferior
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Figura 9-5: Variabilidad del costo marginal mensual en Pozo Almonte 220KV - Caso Inferior
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Figura 9-6: Variabilidad del costo marginal mensual en Crucero 220KV — Caso Inferior

9.2 Caso superior
Las Figura 9-9 a la Figura 9-12 muestran la variabilidad del costo marginal en las barras

de interés, en funcion de la probabilidad de excedencia hidroldgica.
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Figura 9-7: Variabilidad del costo marginal mensual en Pan de Azucar 220KV - Caso Superior
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Figura 9-8: Variabilidad del costo marginal mensual en Alto Jahuel 220KV — Caso Superior
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Figura 9-9: Variabilidad del costo marginal mensual en Puerto Montt 220KV — Caso Superior
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Figura 9-10: Variabilidad del costo marginal mensual en Encuentro 220KV — Caso Superior
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Figura 9-11: Variabilidad del costo marginal mensual en Pozo Almonte 220KV — Caso Superior
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10. ANEXO D: ANALISIS DE VARIABILIADD DE COSTOS
MARGINALES

10.1 Corto plazo:
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Figura 10-1: Distribucion de probabilidades de costos marginales en Diego de Almagro 220KV —

2013 a 2018
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Figura 10-2: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Diego de Almagro 220KV — 2013

a 2018

Tabla 10-1: Resumen resultados relevantes costos marginales en Diego de Almagro 220KV - 2013 a

2018
L L Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 164,8 166,5
Desv. Estandar 42,0 39,6
Minimo 44,2 55,7
Maximo 263,1 272,9
5% menor 61,0 69,3
95% menor 206,6 207,2
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Figura 10-3: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Pan de AzlUcar 220KV —

2013 a 2018
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Figura 10-4: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Pan de Azucar 220KV - 2013 a

2018
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Tabla 10-2: Resumen resultados relevantes costos marginales en Pan de Azlcar 220KV — 2013 a

2018
LE DL LT Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 156,0 158,8
Desv. Estandar 46,3 44,7
Minimo 42,2 53,0
Maximo 274,0 277,9
5% menor 58,2 65,3
95% menor 217,8 218,7
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Figura 10-5: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2013 a

2018
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Figura 10-6: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2013 a 2018

Tabla 10-3: Resumen resultados relevantes costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2013 a 2018

Costo Marginal Mensual . .
Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 106,3 109,2
Desv. Estandar 44,5 45,8
Minimo 21,5 21,4
Maximo 285,9 284,3
5% menor 51,7 52,9
95% menor 195,5 194,8
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Figura 10-7: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Concepcion 220KV - 2013 a

2018
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Figura 10-8: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Concepcion 220KV — 2013 a 2018
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Tabla 10-4: Resumen resultados relevantes costos marginales en Concepcion 220KV - 2013 a 2018

Costo Marginal Mensual . .
Caso Inferior | Caso Superior
[uSS/MWh]
Promedio 84,1 85,4
Desv. Estandar 49,5 52,1
Minimo 9,5 10,1
Maximo 274,5 274,4
5% menor 27,2 25,1
95% menor 183,3 183,8
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Figura 10-9: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Puerto Montt 220KV — 2013

a 2018
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Figura 10-10: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Puerto Montt 220KV - 2013 a

2018

Tabla 10-5: Resumen resultados relevantes costos marginales en Puerto Montt 220KV - 2013 a 2018

s L Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]

Promedio 100,0 101,2
Desv. Estandar 62,8 64,2
Minimo 1,0 0,0

Maximo 366,0 338,6
5% menor 30,4 28,2
95% menor 234,7 236,9
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10.2 Largo Plazo:
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Figura 10-11: Distribucién de probabilidades de los costos marginales en Pozo Almonte 220KV —

2019 a 2023
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Figura 10-12: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Pozo Almonte 220KV - 2019 a

2023
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Tabla 10-6: Resumen resultados relevantes costos marginales en Pozo Almonte 220KV - 2019 a

2023
(o) LT Al LU Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 80,3 83,0
Desv. Estandar 18,3 13,7
Minimo 53,3 59,5
Maximo 196,4 205,0
5% menor 58,7 70,5
95% menor 119,4 114,1
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Figura 10-13: Distribucién de probabilidades de los costos marginales en Crucero 220KV — 2019 a

2023
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Figura 10-14 Probabilidad acumulada de los costos marginales en Crucero 220KV - 2019 a 2023

Tabla 10-7: Resumen resultados relevantes costos marginales en Crucero 220KV — 2019 a 2023

Costo Marginal Mensual . .
Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 80,7 83,5
Desv. Estandar 18,4 13,8
Minimo 53,6 60,7
Maximo 204,4 201,1
5% menor 59,9 70,0
95% menor 120,9 115,1
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Figura 10-15: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Diego de Almagro 220KV

— 2019 a 2023
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Figura 10-16: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Diego de Almagro 220KV — 2019

a 2023
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Tabla 10-8: Resumen resultados relevantes costos marginales en Diego de Almagro 220KV - 2019 a

2023
(CBEIIETATELATENE] Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 83,6 89,2
Desv. Estandar 21,5 16,8
Minimo 48,1 57,0
Maximo 225,2 225,4
5% menor 58,9 72,1
95% menor 128,1 127,4
%
45%
40%
35%
30%
25%
20%
15% A
o [\ A
W
0% J -
0 A D P Ao P RO IR I I A RO ,LQ;\ 'ﬁ?’ RS
US$/MWh
——Caso Inferior = Caso Superior

Figura 10-17: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Pan de AzlUcar 220KV —

2019 a 2023
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Figura 10-18: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Pan de Azucar 220KV - 2019 a

2023

Tabla 10-9: Resumen resultados relevantes costos marginales en Pan de Azlcar 220KV — 2019 a

2023
(RO E] [ETEE] Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 82,7 89,4
Desv. Estandar 25,0 20,8
Minimo 46,4 54,0
Maximo 243,5 267,2
5% menor 54,9 69,4
95% menor 134,7 135,6
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Figura 10-19: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2019

a 2023
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Figura 10-20: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2019 a 2023
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Tabla 10-10: Resumen resultados relevantes costos marginales en Alto Jahuel 220KV - 2019 a 2023

Costo Marginal Mensual . .
Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 81,4 89,4
Desv. Estandar 26,0 22,0
Minimo 44,8 51,0
Maximo 261,8 285,2
5% menor 52,6 67,1
95% menor 134,0 136,8
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Figura 10-21: Distribucion de probabilidades de los costos marginales en Concepcién 220KV — 2019

a 2023
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Figura 10-22: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Concepcién 220KV — 2019 a

2023

Tabla 10-11: Resumen resultados relevantes costos marginales en Concepcion 220KV — 2019 a 2023

s L Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 80,4 88,5
Desv. Estandar 26,8 23,0
Minimo 45,0 49,3
Maximo 264,4 285,0
5% menor 51,2 64,7
95% menor 134,9 138,3
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Figura 10-23: Distribucidn de probabilidades de los costos marginales en Puerto Montt 220KV —

2019 a 2023
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Figura 10-24: Probabilidad acumulada de los costos marginales en Puerto Montt 220KV - 2019 a

2023
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Tabla 10-12: Resumen resultados relevantes costos marginales en Puerto Montt 220KV - 2019 a

2023
LE DL LT Caso Inferior | Caso Superior
[USS/MWh]
Promedio 81,1 92,1
Desv. Estandar 32,1 26,8
Minimo 3,1 47,1
Maximo 271,8 305,8
5% menor 46,9 65,0
95% menor 146,7 151,2
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11. ANEXO E: RESULTADOS RESTRINGIENDO PROBABILIDAD
DE QUIEBRA.

A continuacién se presentan los portafolios factibles para diferentes niveles de precio
estabilizado, restringiendo la probabilidad de quiebra del Fondo para valores maximos

de 0,1%, 2% y 5%.

11.1 Caso inferior.

Los resultados muestran que la energia que es capaz de apoyar el fondo disminuye
progresivamente a medida que se limita la probabilidad de quiebra (Tabla 11-1, Tabla
11-2 y Tabla 11-3). Por ejemplo, si se considera un precio estabilizado de 80 US$/MWh,
se tiene que la energia apoyada varia desde un valor de 186 GWh-afio cuando la
probabilidad de quiebra no esta restringida (P(quiebra) = 4,6%) a un valor de 160 GWh-
afio, 98 GWh-ario, al restringir la probabilidad de quiebra a un maximo de 2% y 0,1%
respectivamente.

Al forzar una probabilidad de quiebra maxima de 0,1%, la simulacion no logra encontrar
soluciones factibles para Pe = 87,5 US$/MWh. Para valores superiores la cantidad de
energia apoyada es pequefia y corresponde a proyectos edlicos ubicados en la VIl y IV

region o bien corresponden a proyectos solares ubicados en la Il region.
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Tabla 11-1: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso inferior de costos marginales del

sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 5%.

77,5 167] - 167 50| - 50 75,3 - 32,6 14,2 0,5%
80| 186| - 186 57| - 57 78,0 - 27,1 15,8 4,6%
82,5| 144| - 144 441 - 44 78,0 - 20,1 12,3 4,7%
85| 116| - 116 36| - 36 83,5 - 15,7 9,8 4,8%
87,5 104| - 104 35| - 35 85,4 - 12,6 81 4,8%
90 89| - 89 30| - 30 85,4 - 10,3 6,8 5,0%
92,5| 103| - 103 37| - 37 91,7 - 10,6 6,9 4,2%
95| 126| - 126 49| - 49 93,4 - 11,3 7,7 5,0%
97,5 121) - 121 48] - 48 96,5 - 10,5 7,1 4,9%
100 98| - 98 40| - 40 99,5 - 8,5 5,8 4,9%
102,5 65| 27 92 26| 10 36 99,5 100,7 7,7 5,2 5,0%
105 17| 78 95 7] 30 37 104,3 104,2 7,4 4,9 5,0%

Tabla 11-2: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso inferior de costos marginales del

sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 2%.

77,5 167| - 167 50| - 50 75,3 - 32,6 14,2 0,5%
80| 160| - 160 49| - 49 78,0 - 26,1 13,6 1,9%
82,5 129| - 129 39| - 39 78,0 - 20,1 10,9 2,0%
85| 105| - 105 33| - 33 83,5 - 16,1 8,9 1,9%
87,5 94| - 94 32| - 32 85,4 - 13,3 7,2 1,9%
90 82| - 82 28| - 28 85,4 - 11,2 6,2 1,8%
92,5 9% | - 96 35| - 35 91,7 - 11,6 6,3 1,8%
95| 119| - 119 46| - 46 93,4 - 12,6 7,2 2,0%
97,5 110| - 110 441 - 44 96,5 - 11,3 6,5 2,0%
100 92| - 92 37| - 37 99,5 - 9,4 5,4 2,0%
102,5 59| 27 87 241 10 34 99,5 100,7 8,6 4,8 2,0%
105 10 78 88 4|1 30 34 104,3 104,2 8,8 4,5 1,1%
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Tabla 11-3: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso inferior de costos marginales del

sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 0,1%.

77,5 119]| - 119| 36/ - 36 75,3 - 29,0 10,1 0,1%
80| 98| - 98| 30| - 30 78,0 - 23,7 8,3 0,1%
82,5 83| - 83| 25| - 25 78,0 - 20,1 7,0 0,1%
85| 71| - 71| 23| - 23 83,5 - 17,4 6,1 0,1%
87,5 - - - - - - - - 0,0 0,0 0,0%
9 57| - 57 20| - 20 85,4 - 13,9 4,1 0,0%
92,5 79| - 790 29| - 29 91,7 - 14,1 5,1 0,1%
95| 102| - 102| 40| - 40 93,3 - 15,8 6,0 0,1%
975 86| - 86| 35| - 35 9,5 - 13,2 5,1 0,1%
100{ - 63| 63| - 23| 23 - 99,7 6,2 2,5 0,1%
102,5| - 68| 68| - 25| 25 - 100,7 7,1 2,9 0,1%
105 - 78| 78| - 30 30 - 104,2 10,7 3,9 0,1%

11.1 Caso superior.

Para el caso superior ocurre un efecto similar, a medida que se restringe la probabilidad

de quiebra la energia que es capaz de apoyar el fondo disminuye.

En este caso, al restringir la probabilidad de quiebra a un maximo de 5% no es posible
encontrar un portafolio factible que apoye energia para un precio estabilizado de 82,5
US$/MWh. Por su parte, cuando se exige una probabilidad de quiebra menor a 0,1% no
es posible encontrar soluciones factibles para un precio estabilizado de 80 US$/MWh,

82,5 US$/MWh y 85 US$/MWh.
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Tabla 11-4: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso Superior de costos marginales del

sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 5%.

775 167| - 67| 50| - 50 75,3 - 56,5 12,9 0,0%
80| 328]| - 328| 100]| - 100 78,0 - 79,2 25,3 1,7%
82,5 - - - - - - - - - - -
85| 218]| - 218| 69| - 69 83,5 - 43,1 16,9 1,2%
87,5 216| - 216| 70| - 70 85,4 - 33,0 16,0 4,9%
90| 176]| - 176| 58] - 58 85,4 - 23,6 12,9 4,8%
92,5 130] - 130| 46| - 46 91,7 - 21,4 8,2 0,1%
95| 154| - 54| 59| - 59 93,4 - 22,1 8,4 0,1%
975 174| - 74| 70| - 70 96,5 - 23,8 8,8 0,1%
100] 138] - 138 56| - 56 99,5 - 17,9 6,9 0,1%
1025 93| 27| 120| 38| 10| 48 99,5 100,7 14,7 5,8 0,1%
105 33| 78| 111| 14| 30| 44 104,3 104,2 12,9 4,8 0,1%
Tabla 11-5: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso Superior de costos marginales del
sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 2%.
775 167| - 67| 50| - 50 75,3 - 56,5 12,9 0,0%
80| 328]| - 328| 100]| - 100 78,0 - 79,2 25,3 1,7%
82,5 - - - - - - - - - - -
85| 218]| - 218| 69| - 69 83,5 - 43,1 16,9 1,2%
87,5 186| - 186 61| - 61 85,4 - 30,9 13,7 1,6%
90| 153]| - 153| 50| - 50 85,4 - 22,9 11,1 1,5%
92,5 130] - 130 46| - 46 91,7 - 21,4 8,2 0,1%
95| 154| - 54| 59| - 59 93,4 - 22,1 8,4 0,1%
97,5 174| - 74| 70| - 70 96,5 - 23,8 8,8 0,1%
100] 138]| - 138 56| - 56 99,5 - 17,9 6,9 0,1%
1025 93| 27| 120| 38| 10| 48 99,5 100,7 14,7 5,8 0,1%
105 33| 78| 111| 14| 30| 44 104,3 104,2 12,9 4,8 0,1%
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Tabla 11-6: Portafolios que maximizan la energia apoyada. Caso Superior de costos marginales del

sistema, probabilidad de quiebra menor o igual a 0,1%.

77,5 167| - 167 50| - 50 75,3 - 56,5 12,9 0,0%
80[ - = = = = = = = =
82,5 - = = = = = = = =
85| - = = = = = = = =
87,5 154| - 154 51| - 51 85,4 - 28,7 11,2 0,1%
90| 119| - 119 40| - 40 85,4 - 21,9 8,5 0,0%
92,5 130| - 130 46| - 46 91,7 - 21,4 8,2 0,1%
95 154| - 154 59| - 59 93,4 - 22,1 8,4 0,1%
97,5 174| - 174 70| - 70 96,5 - 23,8 8,8 0,1%
100[ 138 - 138 56| - 56 99,5 - 17,9 6,9 0,1%
102,5 93| 27| 120 38| 10 48 99,5 100,7 14,7 58 0,1%
105 33] 78] 111 14 30 44 104,3 104,2 12,9 4,8 0,1%

En conclusion,

variabilidad del saldo acumulado en el Fondo, lo que restringe de manera significativa

la cantidad de energia que es capaz de apoyar el Fondo.

para limitar la probabilidad de quiebra se requiere reducir la




