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REF.: Aprueba Informes Tecnicos Definitivos
para la Fijacion de Precios de Nudo de Corto
Plazo de Abril de 2016 del Sistema
Interconectado del Norte Grande vy del
Sistema Interconectado Central.

RESOLUCION EXENTAN® 3 3 1

SANTIAGO, {5 ABR. 2016

Lo dispuesto en el articulo 9° letra h) del D.L. N°
2.224 de 1978, que crea el Ministerio de Energia y la
Comision Nacional de Energia, en adelante e
indistintamente, “la Comisién”, modificado por la Ley
N° 20.402 que crea el Ministerio de Energia;

Lo senalado en el D.F.L. N° 4 del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccion, de 2006, que
fija el texto refundido, coordinado y sistematizado del
D.F.L. N°® 1 de Mineria de 1982, Ley General de
Servicios Eléctricos, en adelante e indistintamente “la
Ley”;

Lo dispuesto en la Ley N° 19,880, que establece
Bases de los Procedimientos Administrativos que
Rigen los Actos de los Organos de la Administracion
del Estado;

Lo indicado en el Decreto Supremo N° 86, de 2012,
del Ministerio de Energia, que Aprueba el Reglamento
para la Fijacion de Precios de Nudo, en adelante e
indistintamente “"D.S. N° 867,

La Resolucion Exenta N° 461, del 01 de septiembre
de 2015, de la Comision, que Aprueba Programa de
Obras de Generacion y Transmision Anual;
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El Informe Técnico Anual denominado “Programa de
Obras de Generacion y Transmision del Sistema
Interconectado Central y del Sistema Interconectado
del Norte Grande”, de agosto de 2015, en adelante e
indistintamente, “Plan de Obras”;

Las observaciones al Plan de Obras realizadas por las
empresas de generacion y transporte y por los
Centros de Despacho Econdmico de Carga;

Los Informes Técnicos Preliminares para la Fijacion de
Precios de Nudo de Corto Plazo de Abril de 2016 del
Sistema Interconectado Central y del Sistema
Interconectado del Norte Grande, elaborados en
marzo de 2016;

Las observaciones realizadas por los interesados a los
Informes Teécnicos Preliminares indicados en el literal
anterior;

Las Resoluciones Exentas numeros 539 y 542, ambas
del 15 de octubre de 2015, de la Comision, que
aprobaron los informes denominados “Informe de
Prevision de demanda 2015-2030 SIC-SING”, de
octubre de 2015, e “Informe de Costos de Inversion
por Tecnologia de Generacion”, de agosto de 2015,
respectivamente, y la Resolucion Exenta N° 330, de
15 de abril de 2016, que aprobdé el “Informe de
Proyecciones de Precios de Combustibles 2016-2031",
de marzo de 2016; v,

Lo senalado en la Resolucion N° 1.600 de 2008 de la
Contraloria General de la Republica.

Que, la Ley dispone en su articulo 160° la obligacion
de fijar semestralmente en los meses de abril y
octubre de cada ano los precios de nudo definidos en
el articulo 162° de la misma;

Que, conforme lo dispone el articulo 38° del D.S. N°
86, la Comision elaboraréa un Plan de Obras, de
caracter indicativo, que sera utilizado para determinar
los Precios de Nudo de Corto Plazo de las fijaciones




S -

CN=

Ministerio de Energia

Gobierno de Chile

COMISION
NACIONAL
DE ENERGIA

de octubre del ano correspondiente y abril del afo
siguiente. Para tales efectos, con fecha 01 de
septiembre de 2015, la Comision dicté la Resolucion
Exenta N° 461, el 01 de septiembre de 2015, que
aprobo el Programa de Obras Anual de agosto de
2015;

c) Que, en conformidad con lo dispuesto en los articulos

d)

)

8° y 9° del D.S. N° 86, la Comision elabord los
Informes Técnicos Preliminares para la Fijacion de
Precios de Nudo de Corto Plazo de abril de 2016 del
Sistema Interconectado Central y del Sistema
Interconectado del Norte Grande, emitidos en marzo
de 2016;

Que, las empresas de generacion y transporte y los
Centros de Despacho Econdmico de Carga, a través
de sus Direcciones de Operacion y Peajes, formularon
observaciones a los Informes Técnicos Preliminares
senalados en el considerando anterior;

Que la Comision dictd, con fecha 15 de octubre de
2015, las Resoluciones Exentas numeros 539 y 542,
que aprobaron los informes denominados “Informe de
Prevision de demanda 2015-2030 SIC-SING”, de
octubre de 2015, e “"Informe de Costos de Inversion
por Tecnologia de Generacién”, de agosto de 2015,
respectivamente; y con fecha 15 de abril de 2016, la
Resolucion Exenta N° 330 que aprobé el “Informe de
Proyecciones de Precios de Combustibles 2016-2031",
de marzo de 2016, todos los cuales han sido
utilizados como antecedente para la elaboracién de
los Informes Técnicos Definitivos para la Fijacion de
Precios de Nudo de Corto Plazo de Abril de 2016 del
Sistema Interconectado Central y del Sistema
Interconectado del Norte Grande; v,

Que, en virtud de lo senalado en los considerandos
anteriores y de lo dispuesto en el articulo 8° de la Ley
de Bases de Procedimientos Administrativos, que
consagra el principio conclusivo, en virtud del cual,
todo el procedimiento administrativo estd destinado a
que la Administracion dicte un acto decisorio que se
pronuncie sobre la cuestion de fondo y en el cual
exprese su voluntad, y conforme al mérito de los
informes vya individualizados precedentemente, la
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Comision procedera a aprobarlos, segun se senalara a
continuacion.

RESUELVO:

Articulo Primero: Apruébanse los Informes Técnicos Definitivos para la Fijacion
de Precios de Nudo de Corto Plazo de Abril de 2016 del Sistema Interconectado
Central y del Sistema Interconectado del Norte Grande, y las respuestas a las
observaciones realizadas, cuyo texto se publicara de manera integra en el sitio web
de la Comision Nacional de Energia.

Articulo Segundo: Publiguese la presente resolucion en forma integra en el sitio
web de la Comision Nacional de Energia.

Anotese y Archivese.
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INTRODUCCION

De acuerdo a lo establecido en el Decreto con Fuerza de Ley N°4, de 2006, del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccion, que fija el texto refundido, coordinado y sistematizado del
Decreto con Fuerza de Ley N° 1, de 1982, del Ministerio de Mineria, Ley General de Servicios
Eléctricos, en adelante e indistintamente “la Ley” y en el Decreto Supremo N°86, de 2012, del
Ministerio de Energia, que aprueba el Reglamento para la Fijacion de Precios de Nudo, modificado
por el Decreto Supremo N° 68, de 26 de junio de 2015, del mismo ministerio, en adelante e
indistintamente “Reglamento de Precios de Nudo”, la Comisién Nacional de Energia, en adelante e
indistintamente “la Comision”, debe elaborar y poner en conocimiento de las empresas de
generacion y transporte que efectuen ventas sometidas a fijacion de precios, asi como de los
Centros de Despacho Economico de Carga, en adelante e indistintamente “CDEC”, un Informe
Tecnico del calculo de los precios de nudo segun el procedimiento indicado en la Ley, que
justifique y explicite:

a) La prevision de demanda de potencia y energia del sistema eléctrico;

b) El programa de obras de generacién y transmision existentes, en construcciéon y
futuras;

c) Los costos de combustibles, costo de racionamiento y otros costos variables de
operacion pertinentes;

d) Latasa de actualizacion utilizada en los calculos;

e) Los valores resultantes para los precios de nudo de corto plazo, y

f) La formula de indexacion que se aplicara para las fijaciones provisorias establecidas en
el articulo 160° de |a Ley.

Este calculo se basa en que, a partir de los supuestos y antecedentes sefalados en los literales
anteriores, para un determinado horizonte de planificaciéon, se determina el programa de obras de
generacion y transmision indicativo que minimiza el costo total actualizado de abastecimiento,
igual a la suma de los costos esperados actualizados de inversion, operacidon y racionamiento
durante el periodo de estudio, que en este caso fue de 15 afios. En base al mismo, se calculan los
costos marginales de energia del sistema para un periodo de 48 meses, cuyo valor actualizado y
ponderado por la energia se denomina Precio Basico de la Energia. Ademas, se calcula el Precio
Basico de la Potencia de Punta, conforme a lo establecido en el articulo 162° de la Ley.

Es relevante indicar que el calculo de los precios de nudo se efectua considerando un promedio de
los costos marginales para distintas condiciones hidroldgicas posibles, lo que tiene un correlato
con la incertidumbre hidrolégica propia de un sistema hidro-térmico como el SIC. En este sentido,
una adecuada interpretacion de los costos marginales esperados debe considerar las situaciones
hidrolégicas que se puedan verificar en los periodos en que se efectie el andlisis. Por esta misma
razon, se han incorporado en este informe graficos que dan cuenta de los costos marginales
esperados para hidrologias seca, media y humeda, con el objeto que se efectie una adecuada
utilizacion e interpretacion de los resultados obtenidos.



En el presente Informe Técnico se presentan los supuestos de calculo, antecedentes utilizados,
metodologia considerada y los resultados obtenidos, ademas de todas aquellas consideraciones
sefialadas en la normativa vigente. En forma adicional a lo anterior, se muestra un analisis respecto
de los principales resultados, con el objeto que los agentes interesados puedan utilizar e
interpretar adecuadamente los mismos.

1 ANTECEDENTES

En esta seccion se presentan los principales antecedentes utilizados en la determinacion de los
precios de nudo de corto plazo en el Sistema Interconectado Central, en adelante SIC. Se explicitan
las principales variables de calculo y sus consideraciones. Mayores detalles de las mismas se
encuentran contenidos en los anexos publicados en conjunto con el presente informe en la pagina
web de la Comision Nacional de Energia.

1.1 ANTECEDENTES DE DEMANDA

1.1.1 Prevision de demanda total del sistema

En la Tabla 1 se presenta la prevision utilizada para la elaboraciéon del presente Informe Técnico, de
las ventas anuales de energia en el SIC, hasta el afio 2031, para clientes libres y regulados, asi como
las tasas de variacion anual de dichas ventas.

Tabla 1: Prevision de demanda total en el SIC

Prevision de demanda SIC |GWh|

Libre

18.341

Regulado

33.511

51.852

2016 - - -

2017 19.003 34.867 53.870 3,61% 4,05% 3,89%
2018 19.929 36.281 56.210 4,87% 4,06% 4,34%
2019 21.002 37.740 58.742 5,38% 4,02% 4,50%
2020 22.263 39.237 61.500 6,00% 3,97% 4,69%
2021 23.460 40.761 64.221 5,38% 3,88% 4,42%
2022 24.507 42.267 66.774 4,46% 3,70% 3,98%
2023 25.636 43.773 69.409 4,61% 3,56% 3,95%
2024 26.591 45.326 71.917 3,72% 3,55% 3,61%
2025 27.502 46.929 74.431 3,43% 3,54% 3,50%
2026 28.432 48.587 77.019 3,38% 3,53% 3,48%
2027 29.380 50.304 79.684 3,33% 3,53% 3,46%
2028 30.354 52.082 82.436 3,32% 3,53% 3,45%
2029 31.351 53.923 85.274 3,29% 3,54% 3,44%
2030 32.372 55.830 88.202 3,26% 3,54% 3,43%
2031 33.427 57.904 91.331 3,26% 3,71% 3,55%

(*) Tasa de variacién anual y demanda total del sistema calculadas en MWh




1.1.2 Desagregacion geografica de la demanda

La desagregacion geografica de la demanda anterior a nivel de barras, se construye a partir de la
informacion contenida en las respuestas a las cartas CNE N°347 y CNE N°348 de fecha 15 de junio
de 2015, por parte de las empresas generadoras y distribuidoras del SIC, respectivamente.

En la Tabla 2 se presentan las tasas de variacion anual de demanda, desagregadas por zonas del
SIC. Para efectos de esta desagregacion se han considerado, a modo referencial, las siguientes
zonas:

e SIC Norte: Comprende las regiones Il, lll, IV y la zona norte de la V region.

e SIC Centro: Comprende las regiones V y Metropolitana.

e SIC Itahue: Comprende las regiones VI y VII.

¢ SIC Concepcién: Comprende la zona costera de la Vil region alrededor de Concepcidn.
e SIC Sur: Comprende la VIl region excluyendo el SIC Concepcion.

e SIC Austral: Comprende las regiones IX y X.

Tabla 2: Tasas de variacion de demanda total previstas por zonas del SIC

Cantro oy It ahus __‘”. iral 1'.” )

| e |

2016 6,73% 3,30%

3,20% 3,59% 2,96% 4,03%  3,75%
2017 10,31% 3,39% 3,76% 2,81% 3,04% 4,11% 4,35%
2018 6,52% 4,25% 4,09% 4,25% 4,21% 4,07% 4,54%
2019 13,09% 3,32% 3,69% 2,83% 2,79% 394% 4,75%
2020 7,24% 3,94% 4,04% 4,12% 4,29% 393% 4,49%
2021 4,39% 4,03% 4,03% 4,33% 4,22% 3,82% 4,10%
2022 7,04% 3,57% 3,60% 2,92% 2,92% 341% 4,04%
2023 1,56% 4,08% 3,88% 4,45% 4,29% 3,30%  3,62%
2024 2,55% 3,70% 3,72% 3,90% 3,78% 3,27%  3,50%
2025 3,60% 3,48% 3,60% 3,38% 3,32% 3,25% 3,48%
2026 3,54% 3,47% 3,59% 3,36% 3,31% 3,25%  3,46%
2027 3,49% 3,47% 3,60% 3,36% 3,30% 3,25% 3,45%
2028 3,44% 3,46% 3,60% 3,35% 3,29% 3,25% 3,44%
2029 3,40% 3,46% 3,60% 3,34% 3,29% 3,25% 3,43%
2030 3,37% 3,47% 3,61% 3,34% 3,28% 3,25% 3,43%
2031 3,39% 3,57% 3,74% 3,43% 3,42% 3,52%  3,53%

En la Tabla 3 y Tabla 4, en tanto, se muestran las tasas de variacion anual de demanda por zona
para clientes regulados y libres, respectivamente.

Tabla 3: Tasas de variacion de demanda de clientes regulados previstas por zona del SIC

I,-:-,| 10 '5“': Morto o [ -:: entro -1, | I: Itanue 5N 1:: onici -|_j-:' 10N 5 | |- '_'-}ILI:I e H: ,I'.-'l, UstTI .-:Il T Ot --'||

2016 4,55% 3,61% 3,89% 3,87% 4,58% 4,05% 3,83%
2017 4,40% 3,90% 4,18% 4,15% 4,57% 4,14%  4,05%
2018 4,44% 3,94% 4,19% 4,18% 4,37% 4,07%  4,06%
2019 4,36% 3,94% 4,15% 4,15% 4,12% 397% 4,02%
2020 4,36% 3,88% 4,10% 4,07% 4,04% 394%  3,97%
2021 4,15% 3,80% 4,03% 4,07% 4,00% 381%  3,88%




Ano SIC Norte SIC Centro SIC Itahue SIC Concepcion SIC Sur SIC Austral Total
2022 3,96% 3,65% 3,88% 3,94% 3,82% 342% 3,70%
2023 3,80% 3,52% 3,75% 3,81% 3,69% 3,28%  3,56%
2024 3,79% 3,50% 3,74% 3,80% 3,68% 3,27%  3,55%
2025 3,81% 3,48% 3,73% 3,79% 3,67% 3,25%  3,54%
2026 3,78% 3,48% 3,73% 3,79% 3,67% 3,25%  3,53%
2027 3,75% 3,49% 3,73% 3,79% 3,67% 3,25%  3,53%
2028 3,75% 3,49% 3,74% 3,79% 3,67% 3,25%  3,53%
2029 3,75% 3,49% 3,74% 3,79% 3,67% 3,25%  3,54%
2030 3,75% 3,49% 3,74% 3,79% 3,67% 3,25%  3,54%
2031 3,94% 3,65% 3,89% 3,94% 3,89% 352% 3,71%

Tabla 4: Tasas de variacion de demanda de clientes libres previstas por zona del SIC

'p

Marto

2,16%

Trital

2016 8,03% 2,51% 1,84% 1,34% 1,96%  3,61%
2017 13,74% 2,50% 1,74% 1,13% 0,62% 1,62% 4,87%
2018 7,63% 4,80% 3,57% 4,33% 3,95% 3,60%  5,38%
2019 17,60% 2,24% 1,39% 1,13% 0,58% 1,35%  6,00%
2020 8,56% 4,06% 3,74% 4,19% 4,74% 3,62% 5,38%
2021 4,49% 4,44% 4,06% 4,68% 4,58% 4,16% 4,46%
2022 8,39% 3,43% 2,20% 1,57% 1,39% 2,21% 4,61%
2023 0,62% 5,08% 4,55% 5,31% 5,32% 468% 3,72%
2024 2,01% 4,06% 3,62% 4,03% 3,95% 3,77%  3,43%
2025 3,50% 3,48% 2,93% 2,83% 2,73% 3,04%  3,38%
2026 3,43% 3,44% 2,86% 2,79% 2,69% 2,97%  3,33%
2027 3,37% 3,45% 2,87% 2,77% 2,67% 2,97% 3,32%
2028 3,31% 3,43% 2,88% 2,75% 2,64% 2,98%  3,29%
2029  3,25% 3,41% 2,86% 2,73% 2,61% 2,95%  3,26%
2030 3,20% 3,44% 2,90% 2,72% 2,59% 2,99%  3,26%
2031 3,14% 3,43% 2,93% 2,71% 2,57% 3,01%  3,23%

Las bases y antecedentes que fundamentan la prevision de demanda presentada anteriormente, y
su desagregacion espacial, se encuentran contenidos en el “Informe de Previsién de Demanda
2015-2030 SIC-SING”, de la fijacion de precios de nudo de octubre de 2015, conforme los articulos
147 al 18° del Reglamento de Precios de Nudo. Este informe se encuentra publicado en la pagina
web de la Comision.

1.1.3 Desagregacion temporal de demanda

La desagregacion temporal de la demanda se realizé mediante la utilizacion de curvas de duracién,
las cuales se dividen en cinco bloques horarios para cada mes del afio.

La curva de duracion corresponde a aquella curva que resulta de ordenar de mayor a menor la
demanda horaria para cada mes, tanto del SING como del SIC. Esta curva horaria, en este caso,
corresponde al promedio de los consumos horarios del periodo 2005-2010. Dichos consumos se
obtienen a partir de los antecedentes solicitados en las cartas CNE N°304 y CNE N°305, todas de
fecha 30 de junio de 2011 a los CDEC de los sistemas interconectados SIC y SING respectivamente.
A partir de aquella curva de duracion se calcularon cinco bloques rectangulares cuyo ancho se



obtiene del resultado obtenido de minimizar la diferencia entre la suma del area de los cinco
bloques y el drea inferior de la curva de duracion.

La duracién de los bloques de las curvas de duracion mensuales, se presentan en la Tabla 5.

Tabla 5: Curvas de duracion mensual de demanda

Abril 181 0 162 224 52 720

Mayo 163 121 158 279 23 744
Junio 60 139 139 335 47 720
Julio 167 110 184 258 25 744

| Agosto 163 113 220 221 27 744
Septiembre 41 191 163 275 50 720
Octubre 168 105 236 186 49 744
Noviembre 193 86 229 179 33 720
Diciembre 194 108 209 196 37 744
Enero 26 222 151 272 73 744
Febrero 176 93 223 160 20 672
Marzo 187 111 262 152 32 744

1.2 ANTECEDENTES DE COMBUSTIBLES

1.2.1 Costos Variables de Centrales Térmicas

Para la elaboracién del presente Informe Técnico se utilizaron como antecedentes los precios de
combustibles, rendimientos y costos variables no combustibles para las distintas centrales térmicas
del SIC, enviados por el CDEC-SIC de acuerdo a la ultima programacién semanal vigente segun lo
establecido en el articulo 19° del Reglamento de Precios de Nudo. Esta informacion se muestra en
la siguiente Tabla 6.



Tabla 6: Costos variables de centrales térmicas del SIC

Ventanas 01 113.4 0,07 Carbdn [US5/Ton] 79,3 [Ton/MWh] 0,415 2,18 35,08
Ventanas 02 208,6 0,02 Carbén [US5/Ton] 79,3 [Ton/MWh] 0,397 1,38 32,85
Laja 01 7,9 0,03 Desechos Forestales [USS/MWh] 4,7 . B EB20 3,40 44,42
AES GENER S.A Laja 02 35 0,03 Desechos Forestales [USS/MWh] 0,0 - 0,000 0,00 0,00
o Laguna Verde 45,1 0,50 Petrélec Diésel [USS/Ton] 386,3 [Ton/MWh] 0,412 7,86 167,00
Laguna Verde TG 17,9 0,05 Petrdleo Diésel [US5/Ton] 386,3 [Ton/MWh] 0,264 11,42 113,40
Los Vientos 131,3 0,02 Petrélec Diésel [USS/Ton] 388,2 [Ton/MWh] 0,267 2,95 106,59
Santa Lidia 1376 0,02 Petréleo Diésel [US5/Ton) 394 9 [Ton/MWh] 0,264 353 107,78
AGRICOLA ANCALI LTDA. Ancali 1 1,6 0,03 Biomasa [USS/MWHh] 6,3 - 5,960 3,40 41,13
AGUAS ANDINAS 5 A, Trebal Mapocho 8,2 0,03 Biomasa [USS/m3] 0,0 [m3/MWh] 1,000 22,70 22,70
ANDES GENERACION Andes Generacion 32,5 0,05 Petréleo Diésel [USS/m3] 56,7 [m3/MWh] 0,214 22,18 77,10
Arauco 01 10,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N*6 [USS/MWh] 40,0 . 1,000 0,00 40,00
Arauco 02 10,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N*6 [USS/MWHh] 70,0 1,000 0,00 70,00
Arauco 03 4.0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N*6 [USS/MWh] 100,0 - 1,000 0,00 100,00
Celco 01 3,0 0,03 Blomasa-Licor Negro-Petr N6 [US5/MWh] 10,0 - 1,000 0,00 10,00
Celco 02 2,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N*6 [USS/MWh] 40,2 - 1,000 0,00 40,23
Celco 03 3,0 0,03  Biomasa-Licor Negro-PetrN'6 __ [USS/MWh] 103,2 - 1,000 0,00 103,16
licantén 00 5,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-PetrN*6 [USS/MWh] 0,0 - 1,000 0,00 0,00
licantén 01 1,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-PetrN*6  [USS/MWh| 63,0 - 1,000 0,00 63,00
ARAUCD BIDENERGIA S.A. valdivia 01 11,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N*6 [USS/MWHh] 0,0 - 1,000 0,00 0,00
valdivia 02 21,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-Petr N'6__ [USS/MWh] 18,0 - 1,000 0,00 18,00
valdivia 03 6,0 0,03 Blomasa-Licor Negro-PetrN*6 [USS5/MWh] 32,2 - 1,000 0,00 32,22
valdivia 04 23,0 0,03 Blomasa-Licor Negro-Petr N'6 [USS/MWHh] 68,4 - 1,000 0,00 68,44
Vifiales 01 6,0 0,03 Biomasa-Licor Hﬂ‘mrﬁtr N*6 [LIS‘S;"HWH] 16,0 1,000 0,00 16,00
Vifiales 02 10,0 0,03 Biomasa-Licor Negro-PetrN'6  [USS/MWh] 38,0 - 1,000 0,00 38,00
Vinales 03 6,0 0,03 Blomasa-Licor Negro-Petr N6 [USS/MWHh] 45,0 - 1,000 0,00 45,00
Nueva Aldea 03 i7,0 0,03 Licor Negro-Petroleo N6 [USS/MWh] 0,0 - 1,000 0,00 0,00
Horcones TG Diésel 243 0,05 Petroleo Diésel [USS/m3] 3216 [m3/MWh]) 0,418 10,00 144,41
BENEO ORAFTI Orafti 0.5 0,05 Petroleo Diésel [USS/m3] 3312 [m3/MWh] 0,263 38,81 125,92
BIO CRUZ GENERACION Bio Cruz 1,8 0,02 GNL [USS/dam3] 3430  [dam3/MWh) 0,337 3,87 119,29
BIO ENERGIA SANTA IRENE SPA Santa lrene 0,4 0,03 Biomasa [US5/m3) 0,0 [m3/MWh] 1,000 22,70 22,70
CMPC Tissue 5.0 0,02 GNL [USS/MBtu] 9,1 [MBtu/MWh] 10,132 0,00 92,60
Cordillera 01 4,0 0,02 GNL [USS/m3st] 0,0 [m3st/MWh] 116,380 1,40 1,40
Cordillera 02 8,0 0,02 GNL [USS/m3st] 0,3 [m3st/MWh] 116,380 1,40 36,90
Cordillera 03 12,0 0,02 GNL [USS/m3st] 1,3 [m3st/MWh] 116,380 1,40 156,19
BIOENERGIAS FORESTALES Santa Fe 01 17,0 0,03 Biomasa [USS/m3e] 2,0 [m3e/MWh] 4,900 5,00 14,80
Santa Fe 02 16,8 0,03 Biomasa [US5/m3e] 4,3 [m3e/MWh) 5,000 5,00 26,50
Santa Fe 03 16,1 0,03 Biomasa [US5/m3e] 6,5 [m3e/MWh] 4,900 5,00 36,85
Santa Fe 04 10,8 0,03 Biomasa [US5/m3e] 9,0 [m3e/MWh] 4,600 5,00 46,40
CGI IANSA Curicé 2,0 0,02 Carbén [USS/m3] 86,0 [m3/MWh]) 0,376 3,00 35,33
CiA. BARRICK CHILE GENERACION LTDA Punta Colorada 01 Fuel 16,6 0,05 Petrélec Diésel [USS/Ton] 269,8 [Ton/MWh) 0,219 28,90 87,99
CMPC Santa Fe 5,0 0,03 Biomasa [USS/m3] 6,3 [m3/MWh] 5,960 3,40 41,13
CMPC CELULOSA S.A. Laja CMPC 01 5.0 0,03 Biomasa [US5/m3] 0,0 [m3/MWh] 4,900 0,00 0,00
Laja CMPC 02 10,0 0,03 Biomasa [US5/m3] 6,0 [m3/MWh] 5,000 6,90 36,90
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1.2.2 Proyeccion de Precios de Combustibles

Los costos de combustibles de la seccion anterior se modelaron para el horizonte de estudio a
través de los factores de modulacion obtenidos de las proyecciones mostradas en las tablas
siguientes, determinadas por esta Comision. Los criterios utilizados se encuentran disponibles en el
“Informe de proyecciones de precios de combustibles 2016-2031" publicado en la pagina web de la
Comision.

Para aquellas centrales que utilizan como combustibles carbon, mezcla carbon-petcoke y GNL, los
costos de combustibles informados por el CDEC se modelan hasta diciembre de 2019 a través de
los factores de modulacion ya citados. A contar de enero de 2020 se utilizan como costos
combustibles de estas centrales, los precios de la proyeccion elaborada por la Comision. Para los
combustibles diésel, fuel y mezcla diésel-fuel la modulacion de precios se realizé a través del
coeficiente de modulacion del crudo Brent de la Tabla 9.

Tabla 7; Proyeccion precio del carbdn térmico - 7000 [kcal/kg]

lUSD/ton| Modulacion

2016 85,99 1,000

2017 87,77 1,021
2018 88,36 1,028
2019 89,16 1,037
2020 90,09 1,048
2021 90,95 1,058
2022 91,51 1,064
2023 92,02 1,070
2024 92,38 1,074
2025 93,00 1,081
2026 93,54 1,088
2027 94,02 1,093
2028 94,20 1,095
2029 94,87 1,103
2030 95,48 1,110
2031 96,02 1,117

Tabla 8: Proyeccion precio de GNL

[USD/MBtu] Modulacion

2016 9,29 1,000
2017 9,98 1,073
2018 9,41 1,012
2019 9,93 1,065
2020 10,32 1,110
2021 10,48 1,127
2022 10,56 1,136
2023 10,74 1,156
2024 10,86 1,169
2025 10,99 1,182
2026 11,23 1,209




Factor de

e

¥t Nal [
USD/MBtu NModaulacion

2027 11,23 1,208

2028 11,24 1,209
2029 11,29 1,214
2030 11,26 1,212
2031 11,52 1,240

Tabla 9: Proyeccidn precio de crudo Brent

Fat

[USD/bbl]
2016 72,13 1,000

2017 77,49 1,074
2018 77,38 1,073
2019 78,85 1,093
2020 80,31 1,114
2021 82,50 1,144
2022 84,88 1,177
2023 87,37 1,211
2024 89,92 1,247
2025 92,49 1,282
2026 95,26 1,321
2027 98,12 1,360
2028 101,06 1,401
2029 104,10 1,443
2030 107,22 1,487
2031 110,44 1,531

Para las centrales de ciclo abierto y combinado que utilizan gas natural se ha incorporado un valor
adicional de 0,12 [USS/MBtu] por concepto de regasificacion.

Para las centrales térmicas del programa de obras de generacién en construccion, en caso de no
disponer de informacién respecto a su costo variable, se utilizan los costos de combustibles de
centrales de caracteristicas similares, incluyendo la modulacién correspondiente, mientras que,
para las centrales termoeléctricas del programa indicativo de obras de generacién se utilizan los
precios de combustibles determinados por la Comisién, asi como sus proyecciones.

1.2.3 Disponibilidad de Gas Natural

La disponibilidad de gas natural que se utiliza, es la informada por el CDEC-SIC, mediante el
Informe Mensual del mes de marzo 2016. Esta se muestra, hasta diciembre de 2016, en la Tabla
10.
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Tabla 10: Disponibilidad de GNL

abr-16 42,7 44,5 0,0 0,0 0,0 41,6 53,2 11 0,0 0,8

0,0

may-16 41,1 42,8 0,0 0,0 0,0 20,2 51,5 0,6 0,0 0,2 0,3
jun-16 22,2 443 46,5 0,0 16,6 48,7 53,2 0,5 0,0 0,0 0,3
jul-16 0,0 36,0 45,0 8,0 0,0 47,2 515 0.3 0,0 0,0 03
ago-16 0,0 248 33,0 0,0 0,0 23,7 53,2 0,4 0,0 0,0 0,3
sep-16 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 48,7 53,2 0,5 0,0 0,0 0,3
oct-16 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 47,2 3L 0,4 0,0 0,0 0,3
nov-16 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 48,7 53,2 4,0 0,0 0,0 0,3
dic-16 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 15,5 51,5 6,3 0,0 0,0 0,3

Para el resto del horizonte de planificacién, la disponibilidad de gas natural que se ha considerado
es la siguiente:

e Sin disponibilidad para las centrales Candelaria 1, Candelaria 2 y Taltal 2.
e Sanlsidro 1y 2: disponibilidad completa desde Enero 2016.

Para las centrales Nehuenco 1, Nehuenco 2 y Nueva Renca, no se preve disponibilidad en el corto
plazo, de acuerdo a lo informado por el CDEC. Sin perjuicio de lo anterior, para efectos de la
elaboracion del programa indicativo de obras de generacion, se ha evaluado la utilizacion de estas
centrales de forma de optimizar el uso de los recursos disponibles en el sistema.

1.3 PROGRAMA DE OBRAS DE GENERACION EN CONSTRUCCION

Esta Comision ha actualizado el programa de obras de generacion en construccion tomando en
consideracidon nuevos antecedentes proporcionados por aquellas empresas propietarias de
instalaciones que tienen en construccion unidades generadoras, cuyos proyectos hayan cumplido
los requisitos indicados en el articulo N°31 del Reglamento de Precios de Nudo.

En ese sentido, se consideran las centrales de generacion declaradas en construccion de acuerdo a
lo sefialado en la Resolucion Exenta CNE N°315 del 05 de abril de 2016, que actualiza y comunica
obras de generacién y transmision en construccion y las observaciones recibidas al Informe
Técnico Preliminar de la presente fijacion.

Con las condiciones mencionadas en el parrafo anterior se genera el programa de obras de
generacién en construccion del SIC, el que se presenta en la Tabla 11.

17




Tabla 11: Obras de generacion en construccion

Fecha estimada

Tipo de

Potencia

Proyecto Propietario o : Ubicacion Barra de conexion
puesta en servicio tecnologia neta [MW|
La Montafia | VHC abr-16 Hidro - Pasada 3,0 VIl Region Teno 66
Los Buenos Aires Enel Green Power abr-16 Edlico 24,0 Vil Region Los Angeles - Negrete
La Silla Pargue Edlico Renaico abr-16 Fotovoltaico 1,9 IV Region Pajonales 23
Conejo | Pattern Energy Group abr-16 Fotovoltaico 104,5 Il Region  Diego de Almagro — Paposo
La Esperanza Edlica La Esperanza abr-16 Edlico 10,5 VIIl Regién Negrete 66
Pampa Solar Helio Atacama Nueve abr-16 Fotovoltaico 69,0 Il Region  Diego de Almagro — Paposo
Renaico Enel Green Power abr-16 Edlico 88,0 VIil Region Duqueco - Temuco
Las Pefias Edlico Las Pefias may-16 Eolico 8,4 VIll Region Carampague
Chuchifi SPV P4 may-16 Fotovoltaico 2,88 IV Region Cuncumén
Santa Julia SPV P4 may-16 Fotovoltaico 3,0 IV Region Cabildo
Carrera Pinto Il Enel Green Power jun-16 Fotovoltaico 77,0 Il Regidn Carrera Pinto 220
Rio Colorado GPE - Rio Colorado jun-16 Hidro - Pasada 15,0 Vi Re-gién Rio Colorado 220
Los Loros Solaire Direct jun-16 Fotovoltaico 50 1l Heg-idn Los Loros
Ancoa GPE jun-16 Hidro - Pasada 27,0 VIl Region Linares — Ancoa
San Juan Latin American Power jul-16 Edlico 184,8 lll Region Punta Colorada 220
Quilapilin Sunedison ago-16 Fotovoltaico 103,2 RM Polpaico — Los Maquis
Abasol Avantia ago-16 Fotovoltaico 61,5 Il Regién Mattencilio = Pusia
Colorada
Divisadero Avenir Solar Chile sep-16 Fotovoltaico 65,0 Il Regidn Maitencillo 110
El Romero Acciona sep-16 Fotovoltaico 196,0 Il Regién WssehG = ks
Colorada
La Mina Colbun sep-16 Hidro - Pasada 34,0 VIl Region Loma Alta
Chaka | Solar Desierto | oct-16 Fotovoltaico 27,0 1l Regiﬁn Diggg de Almagru — Franke
Chaka Il Solar Desierto | oct-16 Fotovoltaico 23,0 lll Region Diego de Almagro — Franke
Dofia Carmen IMELSA oct-16 Diésel 48,0 V Region Los Vilos — Nogales
El Pelicano Austrian Solar oct-16 Fotovoltaico 100,0 Il Region SsienciNG = Fulia
Colorada
PFV Olmué Sunedison ene-17 Fotovoltaico 144,0 V Region Polpaico - Quillota
Valleland Valleland SpA ene-17 Fotovoltaico 67,4 11 Re_giﬁn Cardones - Maitencillo
Guanaco Solar Gestamp ene-17 Fotovoltaico 50,0 11! Reéidn Diego de Almagm 110
Malgarida Acciona abr-17 Fotovoltaico 28,0 Il Region Diegu_de Almagro — Franke
Las Nieves Las Nieves abr-17 Hidro - Pasada 6,5 IX Region Rio Toltén
CTMm-3* E-CL ene-18 Diésel/gas 250,8 I Reéiﬁn Cardones
Valle Solar Alpin Sun ago-18 Fotovoltaico 74,0 1] He-giﬁn Cardones — Maitencillo
Nuble Eléctrica Puntilla oct-18 Hidro - Pasada 136,0 Vil Regién Ancoa 220
Los Condores Endesa dic-18 Hidro - Pasada 150,0 VIl Regidén Ancoa 220
Las Lajas AES Gener dic-18 Hidro - Pasada 267,0 RM Los Almendros 220
Alfalfal Il AES Gener may-19 Hidro - Pasada 264,0 RM Florida 110

San Pedro Colbun oct-20 Hidro - Pasada 170,0 XV Hei'ﬁn Los Ciruelos 220

Sin perjuicio de la Barra de Conexion presentada en la tabla anterior, esta Comisién ha considerado
en la modelacion los nodos mas cercanos a dichas barras, y disponibles en la modelacién, para la
inyeccion de las centrales en construccién en el proceso de determinacién de precios de nudo.
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1.4 PROGRAMA DE OBRAS DE TRANSMISION EN CONSTRUCCION

En relacién a las obras de transmision troncal, fueron incluidos en la presente fijacion, agquellos
proyectos que forman parte de los planes de expansion establecidos en el decreto a que se refiere
el articulo 99° de la Ley, conforme a las caracteristicas técnicas y plazos con los cuales los
proyectos sefalados figuran en dicho plan.

Tabla 12: Obras de transmision en construccion

Obras de ampliacion

Responsable

Ampliacion S/E Polpaico 500 kV y Eamhi;.:r interruptor pafo acoplador 52JR S/E abr-16 Tronshice
Polpaico
Tendido segundo circuito linea 2x220 kV Cardones - Diego de Almagro, sin :
. . / s jun-16 Eletrans
seccionamiento en subesta__g_l?n Carrera Pinto o
Ampliacion S/E Ciruelos 220 kV ene-17 Transelec Norte
Seccionamiento en subestacion Carrera Pinto del tendido segundo circuito linea
2x220 kV Cardones - Diego de Almagro i KT
Seccionamiento barra principal en Carrera Pinto jun-16 Transelec
Aumento de capacidad de linea Maitencillo - Cardones 1x220 kV sep-16 ___Transelec
Seccionamiento barras 500 kV subestacion Alto Jahuel feb-17 Transelec
Seccionamiento barras 500 kV subestacion Ancoa feb-17 Transelec
kcciunan_wienm barras 500 kV suhestaciﬂfl_gharrﬂa fe_h~1? Transelec
Tendido segundo circuito linea 2x220 kV Ciruelos - Pichirropulli may-18 Eletrans
Seccionamiento completo en subestacion Rahue feb-17 Transelec i
Ampliacién S/E Carrera Pinto 220 kV_ ago-17  Transelec |
" Seccionamiento del circuito N°1 Cardones - Diego de Almagro en S/E Carrera Pinto oct-17 Eletrans |
Aumento de capacidad de la linea 1x220 kV Cardones - Carrera Pinto - Diego de —_— el
Almagm _
Ampltacmn S/E San Andrés 220 W abr-17 San Andrés
Ampliacién S/E Cardones 220 kV ago-17 Transelec
Cambio de Interruptores 52J3 y 52J10 en S/E Alto Jahuel 220 kV oct-17 Colbun Transmision
Cambio de Interruptores 52J5, 52JCE1, 5216, 5273 y 5217 en S/E Alto Jahuel 220 kV ago-17 Transelec
Cambio de Interruptores 52JT5,52JT6 y 52J15 en SIE Charrda 220 kV ago-17 Transelec
Cambio de Interruptores 52J23 y 52J3 en S/E Charrda 220 kV. ago-17 Transchile
Nueva S/E Seccionadora Puente Negro 220 kV oct-17 Colbun Transmision
Ampliacion S/E Temuco 220kV___ may-17 Transelec

Obras nuevas

Fecha puesta

Proyecto Responsable

21 5ervicio

Nueva Linea Cardones-Maitencillo 2x500 kV dic-17 IL.S.A

Nueva Linea Maitencillo-Pan de Aztcar 2x500 kV dic-17 |.S.A

Nueva Linea Pan de Azucar - Polpaico 2x500 kV ene-18 I.S.A
Nueva Linea 2x500 Charrua-Ancoa: tendido del primer circuito feb-18 Elecnor
Nueva Linea 2x220 Ciruelos-Pichirropulli: tendido del primer circuito may-18 Eletrans
Nueva Linea 1X220 kV A. Melipilla - Rapel oct-18 Eletrans
Nueva Linea 2X220 kV Lo Aguirre - A. Melipilla, con un circuito tendido oct-18 Eletrans
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Fecha puesta

ene-19

Nueva Crucero Encuentro, Banco de Autotransformadores 750 MVA 500/220 kV
en S/E Los Changos

Nueva Linea 2x220 kV Lo Aguirre - Cerro Navia Transelec
Banco Autotransformadores S/E Nueva Cardones, 500/220 kV, 750 MVA ene-18 I.S.A
Banco Autotransformadores S/E Nueva Maitencillo 500/220 kv, 750 MVA ene-18 1.S.A
Banco Autotransformadores S/E Nueva Pan de Azucar, 500/220 kV, 750 MVA ene-18 I.S.A
Tercer banco autotransformadores 500/220 kV, 750 MVA, en S/E Alto Jahuel ene-18 Transelec
Subestacion Nueva Charrua, seccionamiento de lineas 2x500 kV Charria - Ancoa .
: : ; dic-17 Transelec
1y 2 (seccionamiento en 500 kV de las lineas)
Subestacion Nueva Charrda, nueva linea 2x220 kV Nueva Charrda - Charrua dic-18 Transelec
Linea 2x500 kV Pichirropulli - Nueva Puerto Montt, energizada en 220 kv jul-21 P";h'""’;E”ELE;?;"“””
Subestacion Seccionadora Nueva Diego de Almagro abr-18 Celeo Redes Chile
Nueva linea 2x220 kV entre S/E Nueva Diego de Almagro - Cumbres y Banco de :
Autntransfurmadnre:i 1x750 MvAESUDIZZU k‘fen S/E Cumh:zs AL LAt0 s S
Nueva Linea 2x220 kV 1500 MW entre S/E Los Changos y S/E Kapatur ene-18 Transelec
Nueva Linea 2x500 kV 1500 MW entre S/E Los Changos y S/E Nueva Crucero
Encuentro, Bancos de Autotransformadores 2x750 MVA 500/220 kV en S/E
oct-20 Transelec

Ademas, se consideran las obras de expansion troncal propuestas en la Resolucién Exenta N°47, de
fecha 25 de enero de 2016, que aprueba el Plan de Expansion del Sistema de Transmision Troncal,
periodo 2015-2016, y con las respectivas modificaciones impuestas por Dictamen N° 2-2016 del
Panel de Expertos, de fecha 22 de marzo de 2016, como obras indicativas de transmision.

Tabla 13: Obras de transmision indicativas en construccion

Obras de ampliacion

Fecha puesta

2N servicio

Responsable

Normalizacion en S/E Diego de Almagro 220 kV oct-18 Eletrans
Seccionamiento de la Linea 2x220 kV Cardones - Carrera Pinto — Diego de
Almagro y Cambio de configuracion en S/E San Andrés 220 kV s S Aniires
gro y Cambio g /
Normalizacion en S/E Pan de Azucar 220 kV oct-18 Transelec
Seccionamiento del segundo circuito de Ia linea Pan de Azicar - Las Palmas = X
2x220 kV en S/E Don Goyo oct-18 Parque Eolico El Arrayan
Seccionamiento del primer clr‘f:n; i?gaL:Eah::: de Azucar - Las Palmas 2x220 oct-18 Parque Edlico Los Cururos
Normalizacion pafio J12 en S/E Polpaico 220 kV y Normalizacién en S/E Los . .

Maquis 220 kV jun-19 Colbdn

Normalizacion en S/E Chena 220 kV oct-18 Chilectra

Normalizacion de paiios J3 y J4 en S/E Chena 220 kV oct-18 Transelec

Seccionamiento del segundo circuito de Ia linea Polpaico - Lo Aguirre 2x500 kV

en S/E Lo Aguirre 500 kV e A

Normalizacion en S/E Alto Jahuel 220 kV ene-18 Transelec
Normalizacion de pafnios J3 y J10 en S/E Alto Jahuel 220 kV ene-18 Colbun
Ampliacion y Cambio de configuracién en S/E Maipo 220 kV oct-18 Colbun

Normalizacion en S/E Candelaria 220 kV y Nueva Compensacion Serie en S/E !

Puente Negro 220 kV s i
Normalizacion en -S,r'E Ancoa 220 kv oct-18 Colbun

Normalizacién en S/E Charrda 220 kV oct-18 Transelec

Normalizacion en S/E Duqueco 220 kV abr-19 Transnet

S/E Seccionadora Nueva Valdivia 220 kV oct-18 Transelec
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Fecha puesta

Responsable
en servicio

Ampliacion y Cambio de configuracién en 5/E Melipulli 220 kV oct-18 STS
Normalizacion en S/E Puerto Montt 220 kV ago-18 Transelec
Ampliacion S/E Nueva Maitencillo 220 kV oct-18 Interchile
Ampliacién S/E Punta Colorada 220 kV oct-18 Transelec
Ampliacion S/E Nueva Pan de Azdcar 220 kV oct-18 Interchile

Obras nuevas

S/E Seccionadora Nueva Lampa 220 kV oct-19

Nuevo Banco de Autotransformadores 1x750 MVA 500/220 kV en S/E Nueva Cardones, S/E Nueva br-20
Maitencillo y S/E Nueva Pan de Azlcar abr-

Nueva Linea Nueva Maitencillo - Punta Colorada - Nueva Pan de AzlGcar 2x220 kV, 2x500 MVA abr-21

1.5 ESTADISTICA HIDROLOGICA

Para las centrales hidroeléctricas de embalse se utilizé una muestra estadistica de 55 afios de los
afluentes en régimen natural en las diferentes cuencas del pais, desde abril de 1960 hasta marzo
de 2015. El afio inicial de la muestra se fij6 en base a un estudio contratado por la Comision al
DICTUC y su Departamento de Hidraulica, a cargo del cual estuvo el profesor Bonifacio Fernandez.
Este estudio concluyo que a partir del afio 1960 la estadistica disponible era confiable, y previo a
esta fecha la estadistica contiene gran cantidad de informacion de relleno generada a falta de la
informacion real. Asimismo, este estudio concluyo la necesidad de ir agregando anos reales a
partir del afio 1960, en vez de utilizar una ventana movil de 40 anos.

En resumen, en la presente fijacion se utilizé una muestra de 55 anos de los caudales afluentes en
régimen natural a las centrales, mas tres hidrologias adicionales, dos de ellas secas y una humeda.
Mayores detalles de la utilizacion de la estadistica hidrologica se explicitan en la seccion de
Metodologia.

En los graficos siguientes se presenta la energia anual total afluente |[GWh] al SIC, ordenada de
mayor a menor energia por afio hidrolégico (abril a marzo), y siguiendo el orden cronologico.

Grafico 1: Energia anual afluente al SIC (segun probabilidad de excedencia)
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Grafico 2: Energia anual afluente al SIC (orden cronologico)

ARO HIDROLOGICO

1.6 STOCKS DE EMBALSES
Las cotas estimadas iniciales de embalses para el primero de abril se utilizan en el programa de

simulacion de la operacion

con la metodologia indicada en el presente informe, y son utilizadas

como condiciones iniciales para la simulacion. Esta estimacion, fue informada por el CDEC SIC, y se

muestran en la siguiente Tabla 14.

Tabla 14: Cotas reales al 1° de abril de 2016

1320,20
2162,52

Lago Laja
Laguna del Maule

102,07
1301,62

Embalse Rapel
Laguna Invernada

222,41

Lago Chapo
Embalse Colbun

424,76

Embalse Melado

643,78

Embalse Ralco

Embalse Pangue

692,55

508,58

Poza Polcura
Embalse Machicura

734,98

256,38
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1.7 HORAS DE PUNTA DEL SISTEMA

Se entendera por horas de punta el periodo del dia comprendido entre las 18:00 y las 23:00 horas
durante los meses de abril, mayo, junio, julio, agosto y septiembre, exceptuandose los domingos,
festivos y sabados inmediatamente siguientes o anteriores a un dia laboral festivo de dichos
meses.

1.8 OBLIGACION ERNC

En virtud de la obligacion establecida en el articulo 150° bis la Ley, se han calculado los porcentajes
de energia anual que deben ser inyectados por medios de generacion renovables no
convencionales, de acuerdo a los criterios sefialados en el articulo 1° transitorio de la Ley 20.257,
modificado por el articulo 2° de la Ley 20.698, esto es:

e No hay obligacién para los retiros de energia cuyos contratos con su suministrador fueron
suscritos con anterioridad al 31 de agosto de 2007.

e Para los contratos celebrados con posterioridad al 31 agosto de 2007 y con anterioridad al
1 de julio de 2013, la obligacién aludida sera del 5% para los afios 2010 a 2014,
aumentandose en el 0,5% anual a partir del afio 2015. Este aumento progresivo se aplicara
de tal manera que los retiros afectos a la obligacion al afio 2015 deberan cumplir con el
5,5%, los del afio 2016 con el 6% y asi sucesivamente hasta alcanzar el afio 2024 el 10%.

e Para los contratos firmados con posterioridad al 1 de julio de 2013, la obligacion aludida
sera del 5% al afio 2013, con incrementos del 1% a partir del afio 2014 hasta llegar al 12%
el afio 2020, e incrementos del 1,5% a partir del aho 2021 hasta llegar al 18% el afio 2024,
y un incremento del 2% al afio 2025 para llegar al 20% el afio 2025.

En vista de estos criterios, de la proyeccién de demanda, y de los antecedentes con la informacion
referente a la fecha de suscripcion de los contratos entre clientes y suministradores, se detalla en
la tabla siguiente el porcentaje estimado de la demanda que estaria afecta con respecto a la
demanda total, necesaria para cumplir con la obligacién ya mencionada. Cabe sefialar que se
incorporaron dentro del plan de obras indicativo instalaciones necesarias para el cumplimiento de
dicha obligacion.

Tabla 15: Obligacién ERNC

2016 69.501 3.403 4,90%

2017 72.426 4.050 5,59%
2018 75.698 4.835 6,39%
2019 79.158 5.746 7,26%
2020 82.870 7.187 8,67%
2021 86.569 8.825 10,19%
2022 50.107 10.583 11,75%
2023 93.768 12.509 13,34%
2024 97.570 14.751 15,12%
2025 101.218 17.684 17,47%
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2026 104.514 18.721 17,84%
2027 108.696 19.934 18,34%
2028 112.588 20.989 18,64%
2029 116.588 22.020 18,89%
2030 120.701 23.178 19,20%
2031 125.040 24.075 19,25%

1.9 PRECIO MEDIO DE MERCADO

En la presente fijacion, los Precios de Nudo quedan determinados por la banda de mercado
calculada en base a la informacion enviada a la Comisién por las empresas generadoras, de los
contratos con sus clientes libres y las ventas efectuadas a las distribuidoras a precios de nudo de
largo plazo.

La Comision calcula el Precio Medio de Mercado como el cociente entre la suma de las
facturaciones efectuadas por todos los suministros de energia y potencia a clientes libres y
distribuidoras, debidamente reajustados segun la variacién que experimente el indice de Precios
del Consumidor (IPC), y el total de la energia asociada a dichos suministros, ambas ocurridas en el
periodo de cuatro meses comprendido desde noviembre a febrero, para el caso del proceso
tarifario de abril, y el periodo desde mayo a agosto, para el proceso de octubre.

El precio medio mensual de las facturaciones realizadas por todos los generadores a todos los
clientes libres (incluidos los clientes libres en zonas de distribucion) en el SIC, asi como el costo
marginal del SIC se muestran a continuacion:

Grafico 3: Evolucién del Costo Marginal y del Precio Medio Mensual de Facturaciones a Clientes Libres SIC
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2 METODOLOGIA

2.1 MODELO DE SIMULACION DE LA OPERACION OPTIMA DEL SIC

Para simular la operacion optima del SIC, se utiliza un modelo multimodal-multiembalse de
operacion de sistemas hidrotérmicos OSE2000, que trabaja el método de optimizacion-simulacion
conocido como programacion dinamica dual.

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

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

A continuacién se realiza una simulacidn, utilizando los valores del agua calculados, con el objeto
de determinar los nuevos niveles de los embalses para cada etapa. La iteracion de estos procesos
(recursion y simulacion) converge en la determinacidon de una estrategia optima para la operacion
del sistema y el calculo de los costos marginales en el corto plazo para cada condicion hidrolégica.

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

e Determina la operacion 6ptima de los embalses del sistema.

e Simula la operacion del sistema en su conjunto, determinando el despacho de todas las
centrales, para un conjunto determinado de bloques de demanda mensual y un numero de
situaciones hidroldgicas definidas por el usuario, tomando en consideracion las
restricciones de transmision y las pérdidas en las lineas.

e El modelo permite la utilizacion telescépica de bloques y etapas, esto es, en virtud del
detalle que se requiera, que las primeras etapas pueden tener mas bloques y ser de menor
duracion que las etapas hacia el final del horizonte, las cuales pueden tener menos
bloques y ser de mayor duracién.

e Calcula los costos marginales de energia esperados en todas las barras del sistema.

2.2 HORIZONTE DE ESTUDIO

El horizonte del estudio para las simulaciones fue de 15 afos, desde abril de 2016 a marzo de
2031. Adicionalmente, para efectos de la simulacién se consideran 2 afios al final de la misma que
permiten satisfacer las condiciones de borde.

2.3 MODELACION DE CENTRALES TERMOELECTRICAS

Las centrales térmicas se representan por su potencia y costo variable, el cual puede variar
mensualmente a lo largo del horizonte. Se toma en cuenta la tasa de indisponibilidad forzada
reduciendo la potencia disponible y se detalla el programa de mantenimiento de cada central.
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2.4 COSTOS VARIABLES DE CENTRALES TERMICAS

El costo variable de cada central térmica es el utilizado en la modelacion del sistema para efectos
de determinar la prioridad de despacho de las centrales, en cada etapa y condicion hidrologica.
Para cada una de las centrales, su valor se obtiene a través de la siguiente expresion:

Cv = CespCc + Cync

Cy:  Costo variable de la central térmica
Cesp:  Consumo especifico de combustible (rendimiento)

Cet Costo del combustible
Cync: Costo variable no combustible

Se utilizan en la modelacion los valores informados por el CDEC-SIC respecto de los costos de
combustibles, el rendimiento térmico y los costos variables no combustibles para las centrales en
operacion.

Para las centrales térmicas en construccién, y aquellas que son parte del programa de obras
indicativo de generacion, se utilizan los costos de combustibles de la proyeccién elaborada por
esta Comision con ocasion del presente proceso de fijacion tarifaria, mientras que como
rendimientos térmicos y costos variables no combustibles se utilizan los de centrales térmicas de
similares caracteristicas.

2.5 MODELACION DE CENTRALES HIDROELECTRICAS

La modelacion de centrales hidroeléctricas contempla tres tipos de centrales:

1. Embalses y centrales de embalse
2. Centrales serie hidraulica
3. Centrales hidroeléctricas de pasada

Se considera en la modelacion la capacidad de regulacion de multiples embalses, entre ellos el
Lago Laja.

Para los embalses se considera la modelacién de sus polinomios cota-volumen y volumen-cota,
ademas de las filtraciones y la representacion de los convenios de riego de las cuencas del Lajay
del Maule.

A efectos de generar una muestra hidrolégica que contenga situaciones mas extremas que
aquellas presentadas en la estadistica del punto 1.5, y en base a |a energia afluente al sistema para
cada afio hidroldgico, se agregaron tres hidrologias a la estadistica real bajo los siguientes criterios:

a) Una hidrologia seca, que pondera los afluentes de la situacién mas seca como sistema (afio
1998-1999), por el guarismo 0,8.
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b) Una hidrologia seca, que pondera los afluentes de la siguiente situacion mas seca como
sistema (afo 1968-1969), por el guarismo 0,9.

c) Una hidrologia humeda, que permite que se mantenga el promedio de la muestra
ampliada y que la dispersion de la misma sea minima.

De esta forma, el total de afios hidrologicos utilizados por la Comision para la presente fijacion es
de 58.

2.6 MODELACION DE CENTRALES DE ENERGIAS RENOVABLES NO CONVENCIONALES

Los costos variables considerados para centrales basadas en energias renovables y demas
antecedentes técnicos utilizados en la modelacion se encuentran disponibles en el Anexo
respectivo publicado junto con el presente informe en la pagina web de la CNE.

2.6.1 Centrales Edlicas

Se han utilizado estadisticas de recurso edlico y generacion edlica para distintas regiones dentro
del SIC, las que se han representado a través de la modulacion mensual de las potencias maximas
de las centrales edlicas. En el caso de centrales existentes, éstas han sido actualizadas
considerando la dltima informacidén disponible de generacién real del CDEC-SIC.

A partir de antecedentes disponibles por la CNE, se han conformado también proyectos edlicos
tipo de diferentes potencias, factibles de ser localizados en las regiones de Coquimbo, Biobio y Los
Lagos (Chiloé), cuyos factores de planta mensuales son los que se muestran a continuacion.

Gréfico 4: Factor de planta centrales edlicas, region de Coquimbo
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Grafico 5: Factor de planta centrales edlicas, Region del Biobio

Factor de Planta Centrales Edlicas Genéricas SIC (Region del Biobio)
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Grafico 6: Factor de planta centrales edlicas, Region de Los Lagos

Factor de Planta Centrales Eélicas Genéricas SIC (Region de Los Lagos)
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2.6.2 Centrales Fotovoltaicas

| E—

Respecto de las centrales solares fotovoltaicas, se ha considerado la estadistica de radiacién
horaria, y relacionando dicha radiacion con la construccion de los bloques de demanda,
determinando, de este modo, la participacion mediante factores de planta de centrales en base a
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dicha tecnologia en cada uno de los bloques. Los factores de planta asi resultantes, por bloque, son
los que se utilizan para la modulacién de las potencias maximas de las centrales fotovoltaicas.

Estos factores, para la zona SIC Norte Chico (Atacama y Coquimbo), son los que se muestran a
continuacion.

Tabla 16: Factores de planta de centrales fotovoltaicas

71,4%

Enero 29,2% 38,3% 15,2% 46,5%

Febrero 0,0% 61,2% 50,2% 32,5% 4,4%
Marzo 0,0% 43,8% 58,9% 34,6% 3,6%
Abril 12,1% 46,7% 47,6% 25,5% 2,1%
Mayo 47,7% 29,1% 28,5% 16,5% 5,9%
Junio 35,1% 31,2% 16,1% 0,9% 0,0%
Julio 52,7% 27,8% 28,5% 11,2% 0,4%
Agosto 38,7% 42,6% 38,9% 14,6% 0,3%
Septiembre 38,9% 55,2% 32,4% 6,2% 35,0%
Octubre 1,9% 59,1% 61,8% 30,6% 2,3%
Noviembre 5,5% 63,7% 58,4% 42.4% 14,9%
Diciembre 7,4% 71,0% 48,6% 38,6% 16,2%

2.7 MODELACION DE OTRAS CENTRALES DE GENERACION

Para las centrales existentes y en construccion, informadas por Arauco Bioenergia, la Comision ha
asignado a cada una de ellas las respectivas curvas de costo variable por blogue de potencia que
informa el propietario.

2.8 CONSIDERACIONES DEL PROGRAMA DE OBRAS INDICATIVO

El Programa de Obras de Generacién y Transmision elaborado por la Comision, de acuerdo a lo
estipulado en el articulo 162° de la Ley y el articulo 38° del Reglamento de Precios de Nudo,
considera las centrales existentes y en construccién, asi como también otras alternativas de
desarrollo en el horizonte establecido en la Ley y segun los antecedentes indicados en el Informe
Técnico Anual “Programa de Obras de Generacién y Transmision en el Sistema Interconectado
Central (SIC) y en el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING)” de agosto 2015 vigente.

Sin perjuicio de lo anterior, esta Comisién ha actualizado el Programa de Obras tomando en
consideraciéon nuevos antecedentes proporcionados por aquellas empresas propietarias de
instalaciones que tienen en construccién unidades generadoras y por empresas que tienen en
construccién instalaciones de transmision, cuyos proyectos hayan cumplido los requisitos
indicados en el articulo 31° del Reglamento de Precios de Nudo.
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2.8.1 Alternativas de expansion del parque generador

Para determinar las alternativas de expansion y la localizacion indicativa de las centrales de
generacion en estudio, esta Comisidon ha tenido en vista los antecedentes disponibles del Servicio
de Evaluacion Ambiental , respecto de los proyectos de generacion en estudio que poseen distintas
empresas y que estan en proceso de evaluacion del impacto ambiental por parte de dicha
institucion. Ademas se ha solicitado informacion a las empresas de generacion actualmente
operando y a aquellas de las cuales se tiene informacién relacionada con posibles proyectos en
estudio que estén llevando a cabo actualmente.

En cuanto a los tipos de tecnologia de generacion, y en virtud a lo estipulado en la ley N°20.257,
que introduce modificaciones a la Ley, respecto de la generacion de electricidad con fuentes de
energia renovables no convencionales, se ha considerado también en el presente plan de obras, la
inclusion de centrales generadoras pertenecientes a este tipo de tecnologias que cumplan con lo
establecido en la ya mencionada ley.

A partir de lo anterior, esta Comisién conformé un set de proyectos de generacién, técnica vy
economicamente factibles de ser desarrollados en el horizonte 2016-2031, incluyendo alternativas
tecnologicas que cubrieran diferentes fuentes energéticas. Estos proyectos fueron escalados de
acuerdo a una utilizacién 6ptima de los recursos disponibles, por lo que para la determinacién del
plan de obras indicativo las centrales incorporadas no son necesariamente asimilables a
desarrollos particulares. En ese sentido, los agentes del mercado eléctrico tomaran las decisiones
privadas de acuerdo a criterios individuales, que pueden no responder necesariamente a los
mismos bajo los cuales se ha efectuado la modelacién de la fijacién de precios de nudo, que se
relacionan con una utilizacion adecuada de los recursos bajo una dptica sistémica. Estos criterios
individuales pueden incluir por ejemplo, el establecimiento de contratos de suministro con
clientes, la disponibilidad de combustibles, entre otros.

Las caracteristicas y criterios generales aplicados en la eleccién de los proyectos analizados se
describen en el “Programa de Obras de Generacién y Transmision en el Sistema Interconectado
Central (SIC) y en el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING)”, de agosto de 2015,
publicado en la pagina web de la Comisidn.

2.8.2 Costos de Inversién por Tecnologia

Los costos de inversion considerados para las centrales de generacién en el programa indicativo
son los que se presentan en la Tabla 17. Estos costos se fundamentan en la descripcion hecha para
cada tecnologia y los antecedentes presentados en el “Informe Costos de Inversién por Tecnologia
de Generacion” de agosto 2015, publicado en la pagina web de la Comisién.

Para proyectos de centrales a carbén, los costos de inversién incluyen la realizaciéon de puertos
necesarios para la descarga y almacenamiento del carbén, y los costos de los equipos de
mitigacion ambiental. Por su parte, los costos de inversion de proyectos hidroeléctricos, de manera
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referencial, incluyen los costos de transmision y los costos asociados al cumplimiento de la
normativa ambiental, asi como otros costos de mitigacién. Por ultimo, para los proyectos solares
fotovoltaicos, geotérmicos, de biomasa y edlicos, los costos de inversion incluyen la subestacion y
la linea de conexion el sistema.

Tabla 17: Costos de Inversién de centrales de generacién por tecnologia
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Carbodn 3.000
GNL-CC 1.300
Hidro - Pasada 3.400
Mini-Hidroeléctrica 3.200
Edlica 2.300

Solar Fotovoltaica 2.100
Geotérmica 6.500
Biomasa 2.700

Para el Costo de Operacién, Mantencién y Administracion de las instalaciones de generacion del
programa de obras indicativo, se ha utilizado como valor fijo el equivalente al 2% del costo de
inversion de cualquier tipo de central de generacion.

2.9 MODELACION DEL CONTROL DE FRECUENCIA DEL SISTEMA

Sin perjuicio de que los desarrollos de generacion previstos reconocen en sus costos de inversion
elementos de control y regulacion de frecuencia, mantener la frecuencia del sistema dentro de los
limites establecidos por la reglamentacion vigente requiere de una operacion coordinada de las
unidades de generacion, destinada a mantener un margen de reserva de potencia en el sistema.

Para este efecto se considerd en la simulacion que el sistema debe soportar la salida de una
unidad de 390 MW, repartiendo la reserva necesaria para tal contingencia entre las centrales
Ralco, Colbuin, Pehuenche y El Toro, a prorrata de su potencia instalada.

2.10 MODELACION DEL CONTROL DE TENSION DEL SISTEMA

De igual forma, las instalaciones previstas contemplan costos en elementos de compensacion, sin
embargo, estos costos no permiten a priori suponer que se pueda prescindir de una operacion
coordinada, con objeto de mantener los rangos de tensién en los limites aceptados. Asi, la
regulacion de tension es efectuada mediante el despacho de una unidad de generacion destinada
a mantener los perfiles de tensién en los rangos nominales. Para este efecto se incorporo en la
modelacion descrita anteriormente el siguiente régimen de operacion:

e La central San Isidro | con una operacion forzada a minimo técnico, esto es, 200 MW, en
todo el horizonte de analisis.

e Durante los mantenimientos programados de esta central, para representar la regulacion
de tensién en el sistema, ésta fue reemplazada por la central San Isidro Il como una forma
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simplificada de mantener la operacion a minimo técnico de dos unidades a ciclo
combinado.

De este modo se determina el costo no cubierto por los costos marginales para los proximos 48
meses, lo que se refleja en el factor de Regulacién de Tension descrito en los resultados.

211 MODELACION DEL SISTEMA DE TRANSMISION

En relacion al sistema de transmision, el modelo incluye la representacién lineal por tramo de las
pérdidas en las lineas, considerando cinco tramos de pérdidas para el sistema de transmision
troncal, y tres tramos de pérdidas para el resto del sistema.

Se representa en forma simplificada el sistema de transmisién del SIC, incorporando instalaciones
desde el nivel de 66 kV hasta el nivel de 500 kV.

Se han incorporado las instalaciones del sistema de transmision troncal, considerando las
capacidades técnicas del mismo, de acuerdo a los antecedentes disponibles por esta Comision.

La modelacion de los sistemas de transmision considera también la reduccién de algunos tramos
en paralelo, y la utilizacion del criterio N-1 para tramos relevantes del sistema.

2.12 ACTUALIZACION DEL VALOR DEL COSTO DE FALLA

En base al estudio “Costo de Falla de Corta y Larga Duracion SIC, SING y SSMM” remitido a los
CDEC mediante carta CNE N° 324 de fecha 3 de agosto de 2012 para su distribucién entre las
empresas integrantes, se presenta la actualizacion del valor de costo de falla de larga duracién.

Conforme a lo anterior, el costo de falla medio del SIC estd determinado para restricciones de 5%,
10%, 20% y 30%, y periodos de 1, 2 y 10 meses respectivamente. Adicionalmente se utilizan
ponderadores para seis sectores econémicos: residencial, comercial, minero, empresas varias,
transporte e industrial.

Para cada una de las seis componentes sefaladas, se indica su férmula de indexacion, para
finalmente determinar el costo de falla en el SIC.

2.13 COSTO DE RACIONAMIENTO

Para la determinacion del valor actualizado del costo de racionamiento, se procede a tomar las seis
componentes (sector residencial, comercial, mineria, empresas varias, transporte e industrial) y se
multiplica cada costo de racionamiento por su indexador correspondiente. Con ello se obtienen los
costos de racionamiento para cada sector, para todas las profundidades y duraciones de
racionamiento incluidas en el estudio.
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A continuacion se muestran los indexadores de los seis sectores econdmicos mencionados
anteriormente.

Tabla 18: Indexadores para el SIC

Profundidad 1 mes

30% 0,64

Profundidad 1 mes

30% 0,81

£l

Profundidad 1 mes

2 meses

0,62

TOR INDUSTI

EMPRESAS VAR

I ¥
I BE%I1])

10 meses
5% 0,71 0,68 0,66
10% 0,67 0,64 0,63
20% 0,64 0,62 0,61

0,61

2 meses 10 meses
5% 1,02 1,01 1,08
10% 1,06 1,05 1,09
20% 1,11 1,1 1,11
30% 1,12 1,11 1,12

SECTOR TRANSPORTE (IT)

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 1,09 1,08 1,08
10% 1,08 1,08 1,08
20% 1,08 1,08 1,08
30% 1,08 1,08 1,08

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 0,82 0,82 0,81
10% 0,81 0,81 0,81
20% 0,81 0,81 0,81

0,81 0,80

2 meses 10 meses
5% 1,17 1,17 1,17
10% 1,17 1,17 1,17
20% 1,17 1,17 1,17
30% 1,17 1,17 1,17

SECTOR COMERCIAL (IC)

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 1,20 1,20 1,20
10% 1,20 1,20 1,20
20% 1,20 1,20 1,20
30% 1,20 1,20 1,20

El costo de racionamiento del sistema se obtiene sumando los costos indexados de cada sector,
multiplicados por su importancia relativa. El costo de racionamiento promedio indexado del
sistema se obtiene aplicando las probabilidades de ocurrencia de cada escenario.

2.14 TASA DE ACTUALIZACION

La tasa de actualizacién considerada para las simulaciones es de 10%, segun lo estipula el articulo
35° del Reglamento de Precios de Nudo.
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2.15 CALIDAD DE SUMINISTRO EN EL SIC

La calidad de suministro se ha considerado respecto de los parametros Indisponibilidad de
Generacion, Indisponibilidad de Transmisién, Regulacién de Frecuencia y Regulacién de Tensién.

2.15.1 Indisponibilidad de Generacion
Se ha determinado la indisponibilidad de generacién asociada al plan de obras utilizado en la
presente fijacion.

La indisponibilidad del sistema de generacién es representada a través del desarrollo de un modelo
estatico anual que considera la curva de duracion de la demanda del sistema y las
indisponibilidades caracteristicas de las unidades generadoras del sistema.

La modelacion utilizada reemplaza las unidades generadoras reales por unidades ideales con
disponibilidad igual a 100% obteniéndose la curva de duracién de la demanda “equivalente” a
partir del proceso de convolucidn entre la curva de duracién de la demanda y las distribuciones de
indisponibilidad de cada una de las unidades del sistema.

Una vez obtenida la curva de duracién de la demanda equivalente y a partir de la capacidad de
oferta de potencia reconocida al sistema se obtiene |a probabilidad de pérdida de carga (LOLP)
como indicador que representa el nimero de horas esperado en que el sistema de generacion no
es capaz de absorber la demanda de potencia del sistema durante las horas de punta.

Este valor corresponde al mismo determinado en la fijacién de octubre de 2015 y alcanza el valor:
Indisponibilidad de Generacidn SIC = 1,9 horas/afio

2.15.2 Indisponibilidad de Transmisién

La indisponibilidad de transmisién se ha tratado mediante afectacién directa de los factores de
penalizacion considerando que los modelamientos que les dieron origen no incorporaron factores
de indisponibilidad.

Para ello se efectué una simulacién estatica de la operacién del sistema eléctrico para una
condicion tipica de operacién en la hora de demanda maxima utilizando el modelo multinodal PCP.

Considerando una tasa de indisponibilidad de 0,00136 horas/km al afo, se simuld la operacién del
sistema para diferentes escenarios de indisponibilidad de lineas, Se considerd la salida sucesiva de
21 tramos re-despachando el abastecimiento en cada caso y observando los casos en que la
demanda total del sistema no fue abastecida.

A cada escenario de insuficiencia de demanda y a su distribucién de costos marginales por barra se
ha asignado la probabilidad correspondiente determinando un coeficiente promedio de
sobrecosto por sobre el costo marginal promedio del caso base sin salidas de linea.
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Como costo de falla se ha utilizado el costo correspondiente declarado en el cuerpo de este
informe. Se acumularon las tasas de falla asociadas a cada escenario de falla. Los resultados son los
siguientes:
Indisponibilidad de Transmision SIC = 1,63 horas/afio
Factor de Sobrecosto por Indisponibilidad = 1,000183 p.u.

Este coeficiente destinado a afectar a los factores de penalizacion resulta ser bajo pues el modelo
utilizado reconoce que pocos eventos de salida de lineas asociados a su vez a bajas probabilidades
provocan insuficiencia en el abastecimiento de la demanda.

Se afectd los factores de penalizacion de potencia por dicho factor de sobrecosto. Los factores de
penalizacion de potencia presentados en el cuerpo de este Informe Técnico incluyen este factor de

sobrecosto.
Cabe sefialar lo siguiente:

e Las metodologias para el tratamiento de los indices de calidad de suministro deben entenderse
de exclusiva aplicacion en la presente fijacion de precios.

e Los parametros definidos no pueden entenderse como una condicionante del trabajo que el
CDEC debe efectuar para cumplir con lo establecido en la letra d) del articulo 36° del Decreto
Supremo N°291 de 2007, del Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion.
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3 RESULTADOS

3.1 PROGRAMA INDICATIVO DE OBRAS DE GENERACION

De acuerdo a los antecedentes considerados y a la metodologia utilizada descrita en los puntos
anteriores, el programa de obras indicativo de generacién para la presente fijacion se muestra en

la Tabla 19.

Tabla 19: Programa de obras indicativo de generacion

oct-19

Fecha puesta Potencia

—

20

I i i 3 o
| eCNoIogIa

Hidroeléctrica VIl Region 02 Hidro - Pasada Ancoa 220
Hidroeléctrica VIl Region 03 ene-22 20 Hidro - Pasada Ancoa 220
Solar Pan de Azucar 01 feb-26 200 Fotovoltaico Pan de Azucar 220
Grupo MH X Region 01 ene-27 60 Hidro - Pasada  Puerto Montt 500
Edlica Charrua 01 ene-27 100 Edlica Nueva Charrua 220
Solar Carrera Pinto 02 mar-27 100 Fotovoltaico Carrera Pinto 220
Carbon Pan de Azucar 01 nov-27 342 Carbén Pan de Azucar 500
Solar Polpaico 03 dic-27 300 Fotovoltaico Polpaico 220
Edlica Charrua 04 feb-28 100 Edlica Nueva Charraa 220
Hidroeléctrica VIl Region 03 mar-28 20 Hidro - Pasada Charrua 220
Carbén Cardones 01 nov-28 342 Carbén Cardones 220
Solar Punta Colorada 02 dic-28 200 Fotovoltaico Pan de Azucar 220
Hidroeléctrica VIl Regién 02 ene-29 20 Hidro - Pasada Charrua 220
Edlica Concepcion 03 mar-29 50 Edlica Concepcién 220
Carbén Pan de Azdcar 03 jul-29 400 Carbon Pan de Azucar 220
Solar Diego de Almagro 06 nov-29 300 Fotovoltaico Diego de Almagro 220
Eélica Concepcion 02 ene-30 50 Edlica Concepcién 220
Carbon Maitencillo 03 ene-30 342 Carbon Maitencillo 220

Es importante sefalar que el programa de obras responde al resultado del ejercicio de
planificacion descrito, considerando los supuestos de prevision de demanda, proyeccién de costos
de combustibles y demas antecedentes mencionados. En ese sentido, este plan no refleja
necesariamente centrales o proyectos particulares, sino que se efecttia en base a la identificacién
de la mejor utilizacion de los recursos energéticos potenciales.

De acuerdo a este programa indicativo de obras de generacion, y considerando la totalidad de la
matriz de centrales de generacion eléctrica para el horizonte de evaluacién, la generacion anual de
energia en el SIC, por tecnologia, es la que se muestra en el siguiente grafico:
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Grafico 7: Generacion anual de energia eléctrica SIC [GWh]
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Como parte de los resultados obtenidos en la elaboracién del programa indicativo de obras de
generaciéon se ha considerado también la utilizacion de las unidades de gas natural (ciclos
combinados) del SIC, de la forma que se detalla a continuacion:

e Nehuenco 1: disponibilidad completa desde julio 2021.
e Nehuenco 2: disponibilidad completa desde agosto 2026.
e Nueva Renca: disponibilidad completa desde febrero 2025.

3.2 PRECIO BASICO DE LA ENERGIA

Sobre la base de las caracteristicas de las unidades y las curvas de carga del sistema eléctrico se
calcularon los costos marginales para los diferentes afios de operacion analizados en el sistema
eléctrico en el nudo Quillota 220 kV. Una vez obtenidos los costos marginales mensuales, es
posible calcular el costo marginal promedio ponderado actualizado en el periodo de 48 meses a
partir de abril de 2016.

El cuadro siguiente muestra los costos marginales resultantes entre los meses de abril de 2016 y
marzo de 2020, y el valor del costo marginal actualizado.
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Tabla 20: Costos Marginales y Demanda de Energia Nudo Quillota 220 [kV]

Abril 2016 43,92 375,99 1,000

Mayo 2016 41,99 383,28 0,992
Junio 2016 42,27 378,01 0,984
Julio 2016 41,77 391,92 0,977
Agosto 2016 43,03 388,04 0,969
Septiembre 2016 36,85 373,37 0,961
Octubre 2016 40,70 396,61 0,953
Noviembre 2016 38,61 390,12 0,946
Diciembre 2016 46,25 403,71 0,938
Enero 2017 36,65 417,53 0,931
Febrero 2017 45,54 396,67 0,923
Marzo 2017 49,88 412,68 0,917
Abril 2017 59,12 389,83 0,909
Mayo 2017 54,75 394,71 0,902
Junio 2017 48,59 391,86 0,895
Julio 2017 42,25 403,68 0,888
Agosto 2017 41,52 399,62 0,881
Septiembre 2017 36,60 387,03 0,874
Octubre 2017 40,06 408,59 0,867
Noviembre 2017 37,52 404,46 0,860
Diciembre 2017 44,91 420,79 0,853
Enero 2018 38,96 421,79 0,846
Febrero 2018 44,22 400,12 0,839
Marzo 2018 46,55 416,62 0,833
Abril 2018 46,76 393,03 0,827
Mayo 2018 43,90 398,03 0,820
Junio 2018 39,98 395,09 0,813
Julio 2018 38,04 407,39 0,807
Agosto 2018 36,30 403,14 0,801
Septiembre 2018 34,59 390,05 0,794
Octubre 2018 36,46 412,46 0,788
Noviembre 2018 35,42 451,88 0,782
Diciembre 2018 36,78 470,32 0,775
Enero 2019 41,60 449,64 0,765
Febrero 2019 48,60 418,59 0,763
Marzo 2019 54,29 444,62 0,757
Abril 2019 51,97 417,17 0,751
Mayo 2019 46,40 425,19 0,746
Junio 2019 43,06 419,33 0,739
Julio 2019 42,74 435,00 0,734
Agosto 2019 41,12 430,56 0,728
Septiembre 2019 38,87 414,08 0,722
Octubre 2019 41,75 440,30 0,716
Noviembre 2019 38,80 432,90 0,711
Diciembre 2019 42,24 453,46 0,705
Enero 2020 46,37 460,08 0,699
Febrero 2020 56,83 431,50 0,694
Marzo 2020 62,71 457,93 0,689




El Precio Basico de |la Energia se calcula entonces en el nudo troncal Quillota 220 kV a partir de la
asociacion de consumos aguas abajo de esta barra. Para esto, se han considerado los costos
marginales esperados y energias mensuales tanto en esta barra como en las barras de consumo
asociadas a ésta, mostrados en la tabla precedente.

De esta forma, considerando los primeros 48 meses de operacion contados a partir del 1 de abril
de 2016, el precio basico de la energia se determina como:

48 CMgHrEfi !EHrEf,i
1=1 (1 + r]i—l

Precio Basico Energianypo REFERENCIA =

48 _ ENrefi
=1 (1 4- r)i-l
Donde:
Nyef : Nudo troncal definido como Subestacion Basica de Energia para el Precio de Nudo
Basico de la energia, Quillota 220 kV.
CMgnref; : Costo marginal mensual en el mes i en la Subestacion Basica de Energia.
Enref; : Energia mensual en el mes i asociada a la Subestacion Basica de Energia.
i : Mes i-ésimo.
r : Tasa de descuento mensual, equivalente a 10% anual.

El Precio Basico de la Energia, asi resultante, para el nudo Quillota 220 kV es de:

Precio Basico Energia = 43,448 [USS/MWh] x 682,07 [S/USS] = 29,635 [$/kWh]

Es importante sefialar que el precio basico de la energia representa un valor esperado en base a un
promedio de condiciones hidroldgicas posibles. En ese sentido, los costos marginales que se den
en la practica dependerédn de que se verifiquen los supuestos de costos de combustibles, de
proyeccion de demanda, y de fechas de entrada de centrales e instalaciones de transmisién, bajo
una cierta condicién hidrolégica. Para mostrar distintas condiciones posibles, se muestra en el
siguiente grafico el comportamiento de los costos marginales para distintas hidrologias en el
horizonte de planificacion.
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Grafico 8: Evolucion del Costo Marginal en Quillota 220 kV segun hidrologia [USS/MWAh]
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Es relevante indicar que el célculo de los precios de nudo se efectua considerando un promedio de
los costos marginales para distintas condiciones hidrolégicas posibles, lo que tiene un correlato
con la incertidumbre hidrolégica propia del sistema hidro-térmico. En este sentido, una adecuada
interpretacion de los costos marginales esperados debe considerar las situaciones hidrolégicas que
se puedan verificar en los periodos en que se efectue el andlisis. El grafico anterior, incorpora los
costos marginales esperados para hidrologias seca, media y humeda, con el objeto que se efectte
una adecuada utilizacion e interpretacion de los resultados obtenidos.

3.3 PRECIO BASICO DE LA POTENCIA DE PUNTA

En conformidad a lo dispuesto en el articulo 149° de la Ley, se identifican los siguientes

subsistemas dentro del Sistema Interconectado Central para efectos de establecer los respectivos
precios basicos de la potencia:

Subsistema SIC Norte:

Constituido por las subestaciones troncales localizadas entre las subestaciones Diego de Almagro
220 kV y Maitencillo 220 kV, ambas incluidas, siendo la subestacion basica de potencia Diego de

Almagro 220 kV. En este subsistema se considera la unidad de punta como una turbina dual de 70
MW con un MRT igual a 11,76%.



Subsistema SIC Centro-Sur:

Constituido por las subestaciones troncales localizadas entre las subestaciones Punta Colorada 220
kV y Puerto Montt 220 kV, ambas incluidas, siendo la subestacion basica de potencia Polpaico 220
kV. En este subsistema se considera la unidad de punta como una turbina dual de 70 MW con un
MRT igual a 11,76%.

El Precio Basico de la Potencia de Punta se obtiene entonces, para cada subsistema, del costo de
ampliar la capacidad instalada en turbinas duales, conforme a lo establecido en el articulo 162°,
N°3 de la Ley. Este se obtiene a partir de la siguiente expresion:

Ppnt[USWk‘W{mes] - {(CTG FRCTG -+ CSE FRCSE -+ CLT FRCLT)CF + Cﬂp}(l g MRT)(I = FP)

Sus valores se muestran a continuacion.

Tabla 21: Factores para calculo del Precio Basico de la Potencia de Punta

3. unidad dual 70 [MW!|

Crc [USS/kW] Costo unitario de la unidad generadora para este proyecto
Factor de recuperacion de capital de la inversion de la unidad
FRcTGl-] 0,008785 0,008785 generadora, corresponde a la mensualidad de la inversion sobre
una vida util de 25 aifios
Cse [USS/kW] 62,427 61,354 Costo unitario de la subestacion eléctrica de este proyecto
Factor de recuperacion de capital de la inversion de la
FRCsg [-] 0,008459 0,008459 subestacion eléctrica, corresponde a la mensualidad de la
inversion sobre una vida util de 30 afos
CLTIUSS/kWI a8 4948 Costo unitario de |a linea de transmision que conecta la
: 4 subestacién de este proyecto con la subestacion Polpaico
Factor de recuperacion de capital de la inversion de la linea de
FRCpt [-] 0,009366 0,009366  transmision, corresponde a la mensualidad de la inversion sobre
una vida util de 20 afios
CF[-] 1,048809 1,048809 Costo financiero
Cfijo[USS/kW] 1.2 1,08 Costo fijo de operacion y mantenimiento
1+ MRT [-] 1,1176 1,1176 Incremento por Margen de Reserva Tedrico
1+FP[] 1,0041 1,00414 Factor de pérdidas
Pbpot[US5/kW/mes] 9,4397 7,9980 Precio Basico de la potencia

Los Precios Basicos de la Potencia, asi resultantes, para los nudos de referencia, son:

Precio Basico Potencia Diego de Almagro = 9,4397 [USS/kW/mes] - 682,07 [$/USS] = 6.438,54 [S/kW/mes]

Precio Basico Potencia Polpaico = 7,9980 [USS/kW/mes] - 682,07 [$/USS] = 5.455,20 [S/kW/mes]
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3.4 PRECIOS DE NUDO DE ENERGIA Y POTENCIA EN EL RESTO DEL SIC

Los precios de energia en los restantes nudos troncales del sistema de transmision se determinan
aplicando los factores de penalizacion sefialados en la Tabla 22, los cuales incorporan las

exigencias de calidad de servicio correspondientes descritas en el presente informe.

Los Factores de Penalizacion de Energia resultan de referir los precios determinados en el resto de
las subestaciones principales del SIC respecto del nudo de referencia Quillota 220 kV. La
determinacion de los precios mencionados entre otros factores considera las pérdidas marginales

y saturaciones del sistema de transmision asi como también los costos de operacion del sistema.

Los precios de potencia en los restantes nudos o barras del SIC se determinan aplicando Factores

de Penalizacion a los Precios Basicos de la Potencia sefialados en Tabla 22.

Estos Factores se obtienen de referir a los respectivos nudos de referencia, los precios para el
bloque de mayor demanda para los meses de abril a septiembre para cada nudo troncal. Dichos
factores de penalizacion incorporan las exigencias de calidad de servicio correspondientes
descritas en el presente informe.

En la Tabla 22 se muestran los factores de penalizacién y los precios de energia y potencia

resultantes.

Tabla 22: Factores de penalizacion y precios de nudo

NUDO POTENCIA Gl
[S/kW/mes] [kWh|

D. DE ALMAGRO 220 1,0000 0,7741 6438,54 22940 |
CARRERA PINTO 220 1,0707 0,7548 6893,74 22,368
o CARDONES 220 1,0744 0,8436 6917,57 25,000
MAITENCILLO 220 1,0838 0,8358 6978,09 24,769
PUNTA COLORADA 220 0,8114 0,8310 4426,35 24,627
PAN DE AZUCAR 220 0,9167 0,9420 5000,78 27,916
[ LOS VILOS 220 0,9743 0,9779 5315,00 28,980
NOGALES 220 0,9944 0,9903 5424,65 29,348
QUILLOTA 220 1,0032 1,0000 5472,66 29,635
POLPAICO 220 1,0000 0,9905 5455,20 29,353
LOS MAQUIS 220 1,0190 1,0136 5558,85 30,038
EL LLANO 220 1,0092 1,0043 5505,39 29,762
LAMPA 220 0,9786 0,9787 5338,46 29,004
CERRO NAVIA 220 1,0210 1,0189 5569,76 30,195
CHENA 220 1,0177 1,0154 5551,76 30,091
MAIPO 220 1,0068 0,9888 5492,30 29,303
CANDELARIA 220 1,0130 0,9887 5526,12 29,300
COLBUN 220 0,9779 0,9594 5334,64 28,432
ALTO JAHUEL 220 1,0102 1,0081 5510,84 29,875
MELIPILLA 220 1,0090 1,0172 5504,30 30,145
RAPEL 220 0,9954 1,0099 5430,11 29,928
ITAHUE 220 0,9858 0,9879 5377,74 29,276
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FACTORES DE PENALIZACION

PRECIOS DE NUDO

POTENCIA ENERGIA

EMERGIA

& i
S BV S IMES

S/kWh

2325,37

28,939

ANCOA 220 0,9762 0,9765
CHARRUA 220 0,8998 0,9210 4908,59 27,294
HUALPEN 220 0,8926 0,9146 4869,31 27,104
LAGUNILLAS 220 0,8952 0,9107 4883,50 26,989
CAUTIN 220 0,9397 0,9574 5126,25 28,373
TEMUCO 220 0,9192 0,9471 5014,42 28,067
LOS CIRUELOS 220 0,9524 1,0692 5195,53 31,686
VALDIVIA 220 0,9475 1,0737 5168,80 31,819
RAHUE 220 09455 1,0844 5179,71 32,136
PUERTO MONTT 220 0,9639 1,1008 5258,27 32,622
MELIPULLI 220 0,9629 1,1074 5252,81 32,818
CHILOE 220 0,9715 1,1214 5299,73 33,233

3.5 FACTOR DE REGULACION DE TENSION

Como se sefiald en la secciéon de desarrollo metodolégico, la regulacion de tension es incorporada
en la modelacion en el caso de ser efectuada por unidades de generacion mediante el despacho de
una unidad destinada a mantener los perfiles de tension en los rangos nominales. Para este efecto
se incorporé en la modelacion descrita a la central San Isidro | con una operacion forzada a minimo
técnico, esto es, 200 MW, en todo el horizonte de analisis. Durante los mantenimientos
programados de esta central, para representar la regulacion de tension en el sistema, ésta fue
reemplazada por la central San Isidro Il como una forma simplificada de mantener |a operacion a
minimo técnico de dos unidades a ciclo combinado.

De este modo se determina el costo no cubierto por los costos marginales del sistema para los
proximos 48 meses, reflejdndolo mediante un factor de regulacion de tension (Frv), que para la
presente fijacion resulto igual a:

Frv =1,02020

3.6 FORMULAS DE INDEXACION PARA PRECIOS DE NUDO

3.6.1 Indexacién del precio de la potencia de punta’

Los parametros de la férmula de indexacion de la potencia representan el peso relativo de cada
una de las componentes utilizadas en la determinacion del precio basico de la potencia, y se
obtienen vy justifican a partir del valor de las derivadas parciales de dicho precio respecto a cada
una de las variables utilizadas.

1 La férmula de indexacién, asi como la estructura y valores base del calculo del precio basico de la potencia, han sido
determinados considerando el “ESTUDIO DE DETERMINACION DE LOS COSTOS DE INVERSION Y COSTOS FUOS DE
OPERACION DE LA UNIDAD DE PUNTA EN SISTEMAS SIC, SING Y SSMM” del 2012. Dicho estudio se enmarca dentro de lo
estipulado en el Reglamento de Precios de Nudo, especificamente en su articulo 49°
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_ Dol, PPIturb; p PPl; ¢ IPC;

Pb[($/kW)/mes] = Pb, Dol (Cuef1 PPIturb, + Coef, PPIU) + Coef; IPCﬂ]
Doénde:
Pb : Precio basico de la potencia actualizado en 5/kW/mes.
Pb, : Precio basico de la potencia vigente en $/kW/mes, segun la ultima fijacion tarifaria.
Dol; : Délar observado EEUU promedio publicado por el Banco Central correspondiente
al mes anterior a cual se registre la indexacion.
Dol, : Ddlar observado EEUU promedio segun la dltima fijacion tarifaria.
PPIturb;: Producer Price Index Industry Data: Turbine & Turbine Generator Set Unit Mfg,
correspondiente al sexto mes anterior al cual se registre la indexacion.
PPlturb,: Producer Price Index Industry Data: Turbine & Turbine Generator Set Unit Mfg,
segun la ultima fijacion tarifaria.
PPL; : Producer Price Index-Commodities, correspondiente al sexto mes anterior al cual
se registre |la indexacion.
PPI, : Producer Price Index-Commodities, segun la tltima fijacion tarifaria.
IPC; indice de precio al consumidor para el segundo mes anterior al cual se registre la
indexacion.
IPCy; Indice de precios al consumidor segun la Gltima fijacién tarifaria.

En la Tabla 23 se presentan los indexadores para el precio de la potencia, luego en la Tabla 24 se
muestran los coeficientes de la férmula de indexacién del precio basico de la potencia para la
presente fijacion.

Tabla 23: Indexadores Precio de la Potencia

_____ Fuente

Dolar Observado Banco Central 682,07 mar-16
Producer Price Index Industry Data; Turbine & Turbine Bureau of Labor Statistics www.bls.gov, 2210 oct-15
Generator Set Unit Mfg PCU333611333611 :
: = Bureau of Labor Statistics www.bls.gov,
Pr Index- -
oducer Price Index- Commaodities WPUO00000000 187,5 oct-15
Indice de precio al consumidor Instituto Nacional de Estadisticas 123,11 feb-16

Tabla 24: Coeficientes Férmula de Indexacién Precio basico de la potencia

Diego de Almagro 70 6.438,54 0,40912 0,22007 0,37081

Polpaico 70 5.455,20 0,47267 0,1295 0,39783

3.6.2 Indexacidn del precio de la energia

El precio de nudo de la energia serd indexado respecto de las variaciones que experimente el
precio medio de mercado de acuerdo a la siguiente expresion:



Precio gia = Precio ba PMMi]
energia = se
cio PMM,
Dénde:
PMM; : Precio Medio de Mercado determinado con los precios medios de los contratos de

clientes libres y ventas efectuadas a precio de nudo de largo plazo de las empresas distribuidoras
segun corresponda, informados a la Comision Nacional de Energia por las empresas generadoras,
correspondientes a la ventana de cuatro meses que finaliza el tercer mes anterior a la fecha de
publicacion de este precio.

PMM, : Precio Medio de Mercado determinado con los precios medios de los contratos de
clientes libres y ventas efectuadas a precio de nudo de largo plazo de las empresas distribuidoras
segun corresponda, informados a la Comisién Nacional de Energia por las empresas generadoras,
correspondientes a la ventana de cuatro meses establecida en la normativa vigente. Para la
presente fijacion este valor corresponde a 61,823 $/kWh.

A mas tardar el primer dia habil de cada mes, la Comisién publicara en su sitio de dominio
electrénico, el valor del PMM; respectivo, para efectos de la aplicacion de la férmula anterior.

Los precios medios de los contratos antes sefialados seran indexados mediante el indice de Precios
al Consumidor (IPC), al mes anterior al cual se realice |a aplicacion de la formula de indexacién de
la energia.

3.7 DETERMINACION BANDA DE PRECIOS DE MERCADO Y COMPARACION PRECIO
MEDIO TEORICO CON PRECIOS DE MERCADO

3.7.1 Determinacion Precio Medio Basico

Conforme a lo establecido en el inciso primero del Articulo 168° de la Ley, el Precio Medio Basico
resulta:
Tabla 25: Precio Medio Basico?

Precio Medio Basico SIC [S/kWh]

Precio Bésico Energia Quillota 220 [S/kWh] 29,635
Precio Basico Potencia Quillota 220 [S/kW/mes] 5472,66
Precio Medio Basico [S/kWh] 39,295

3.7.1 Determinacion de Banda de Precios

Segun lo establecido en los nimeros 2, 3 y 4, del articulo 168° de la Ley, para la determinacion de
la Banda de Precios de Mercado (BPM) se debe determinar la diferencia porcentual
(APMB/PMM%) entre el Precio Medio Basico, calculado en el punto anterior, y el Precio Medio de

2 Precio Basicos en nudo Quillota 220 kV., Factor de Carga del sistema utilizado: 0,776.
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Mercado (PMM) determinado en conformidad a lo establecido en articulo 167° de la Ley. Esta

comparacion se muestra en la tabla siguiente.

Tabla 26: Comparacion Precio Medio Basico — Precio Medio de Mercado

Precio Medio Basico — Mercado SIC  [S/kWh]

Precio Medio Basico [S/kWh] 39,295
Precio Medio de Mercado [$/kWh] 61,823
4 PMB / PMM (%) -36,44%

El procedimiento para determinar la Banda de Precios de Mercado (BPM) se describe a

continuacion:

h 5% . i ﬂPMBl% < 30%
SHPMM
2 I1APMB APMB
BPM = (o e s < 80
*5 PMMI% 2% ,5130%_|FM I%{ 0%
30% . 5i180% < |2 0] o
a n = |PMM

De la aplicacion del procedimiento descrito anteriormente, el limite inferior de la BPM para la

presente fijacion resulta igual a -12,6%.

3.7.2 Comparacion Precio Medio Teérico — Precio Medio de Mercado

En conformidad al procedimiento estipulado en el articulo 167° de la Ley, |la diferencia porcentual

entre el Precio Medio de Mercado y el Precio Medio Teérico resulta ser igual a:

Tabla 27: Comparacion Precio Medio Tedrico — Precio Medio de Mercado

Precio Medio Teorico - Mercado SIC [S!kWh}

Precio Medio Teérico [S/kWh] 40,375
Precio Medio de Mercado [$/kWHh] 61,823
Diferencia (%) -34,69%

Dicha diferencia porcentual es menor al limite inferior de la BPM calculado en el punto anterior.
Por lo tanto, segun lo sefialado en el Articulo 168° de la Ley, se procedio a ajustar todos los precios
de nudo, sélo en su componente de energia, por un coeficiente Gnico, de modo de alcanzar el

limite inferior de la BPM.

Tabla 28: Comparacion Precio Medio Teérico AJUSTADO - Precio Medio de Mercado

Precio Medio Tedrico Ajustado - Mercado SIC

S

Precio Medio Tedrico Ajustado [S/kWHh] 54,034
Precio Medio de Mercado [$/kWh] 61,823
Diferencia (%) -12,60%
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3.7.3 Precios de Nudo Ajustados a Banda de Precios

Con el Ajuste de la Banda los precios de nudo se presentan en la Tabla 29.

Tabla 29: Precios de nudo ajustados a Banda de Precios de Mercado y factores de penalizacion.

S FACTORES DE PENALIZACION PRECIOS DE NUDO
NUDO 5 H 5“:‘} i POTENCIA ENERGIA
kV] POTENCIA ENERGIA

|S/kW/mes| [S/kWh]
D. DE ALMAGRO 220 1,0000 0,7741 6438,54 33,695
CARRERA PINTO 220 1,0707 0,7548 6893,74 32,855
CARDONES 220 1,0744 0,8436 6917,57 36,720
MAITENCILLO 220 1,0838 0,8358 6978,09 36,381
PUNTA COLORADA 220 0,8114 0,8310 4426,35 36,172
PAN DE AZUCAR 220 0,9167 0,9420 5000,78 41,003
LOS VILOS 220 0,9743 0,9779 5315,00 42,566
NOGALES 220 0,9944 0,9903 5424,65 43,106
QUILLOTA 220 1,0032 1,0000 5472,66 43,528
POLPAICO 220 1,0000 0,9905 5455,20 43,114
LOS MAQUIS 220 1,0190 1,0136 5558,85 44,120
EL LLANO 220 1,0092 1,0043 5505,39 43,715
LAMPA 220 0,9786 0,9787 5338,46 42,601
CERRO NAVIA 220 1,0210 1,0189 5569,76 44,351
CHENA 220 1,0177 1,0154 5551,76 44,198
MAIPO 220 1,0068 0,9888 5492,30 43,040
CANDELARIA 220 1,0130 0,9887 5526,12 43,036
COLBUN 220 0,9779 0,9594 5334,64 41,761
ALTO JAHUEL 220 1,0102 1,0081 5510,84 43,881
MELIPILLA 220 1,0090 1,0172 5504,30 44,277
RAPEL 220 0,9954 1,0099 5430,11 43,959
ITAHUE 220 0,9858 0,9879 5377,74 43,001
ANCOA 220 0,9762 0,9765 5325,37 42,505
CHARRUA 220 0,8998 0,9210 4908,59 40,089
HUALPEN 220 0,8926 0,9146 4869,31 39,811
LAGUNILLAS 220 0,8952 0,9107 4883,50 39,641
CAUTIN 220 0,9397 0,9574 5126,25 41,674
TEMUCO 220 0,9192 0,9471 5014,42 41,225
LOS CIRUELOS 220 0,9524 1,0692 5195,53 46,540
VALDIVIA 220 0,9475 1,0737 5168,80 46,736
RAHUE 220 0,9495 1,0844 5179,71 47,202
PUERTO MONTT 220 0,9639 1,1008 5258,27 47,916
MELIPULLI 220 0,9629 1,1074 5252,81 48,203
CHILOE 220 0,9715 1,1214 5299,73 48,812
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3.8 CARGOS POR ENERGIA REACTIVA

3.8.1 Indexacion cargos por energia reactiva

Los cargos por energia reactiva de la actual fijacion han sido calculados considerando la variacion
del tipo de cambio (délar acuerdo) y la variacion del valor real del dolar en adquisicion de
maquinaria eléctrica, IPM USA, de acuerdo a lo indicado en la Tabla 30.

Tabla 30: Indexadores Cargos por Energia Reactiva

Indice Base Indice Fijacion

Indexador _ _ : :
Valoi Fecha Valor Fecha

Dolar Acuerdo Banco Central 792,89 30-09-2015 799,96 31-03-2016
IPM USA Bureau of Labor Statistics 168,5 jul-15 169,3 ene-16

3.8.2 Condiciones de aplicacion

Los cargos para los diferentes rangos de tension se muestran en la Tabla 31. Estos valores se
aplicaran en cada uno de los puntos de compra de toda empresa distribuidora de servicio publico
que esté recibiendo energia eléctrica de una empresa generadora o de otra empresa distribuidora
de servicio publico, horariamente, conforme al siguiente procedimiento:

i Medir y registrar energia activa, reactiva inductiva y reactiva capacitiva.
2. Calcular el cociente entre energia reactiva inductiva y la energia activa.
3 Conforme al cociente anterior y de acuerdo al nivel de tension del punto de compra,

aplicar los cargos por energia reactiva inductiva presentados en la Tabla 31 para cada una
de las horas del periodo comprendido entre las 08:00 y 24:00 hrs.

4, Se exceptua la aplicacion de los siguientes cargos solo para aquellas horas
correspondientes a los dias domingos o festivos.

El mecanismo de aplicacion de los cargos sefialados en la Tabla 31, sera detallado en el Decreto de
Precios de Nudo respectivo.

En aquellos casos en que existan puntos de compra con mediciones que incluyan inyecciones o
consumos de energia activa o reactiva, distintos a los reconocidos por la empresa distribuidora
consumidora, la Direccion de Peajes del Centro de Despacho Economico de Carga (CDEC)
respectivo, debera realizar un balance horario que permita identificar el consumo de energia activa
y reactiva al cual se deben aplicar los recargos presentados en la Tabla 31 segun corresponda.

Tabla 31: Cargos por energia reactiva inductiva segun nivel de tension de punto de compra

Cargo para tension  Cargo para tension  Cargo para tension

superiora 100 kV  entre 100 kV v 30 kV inferior a 30 kV

S5/KVArh 5/KVArh S/KVArh

Desde O y hasta 20 0,000 0,000 0,000
Sobre 20 y hasta 30 6,021 0,000 0,000
S5obre 30 y hasta 40 10,842 10,842 0,000
Sobre 40 y hasta 50 10,842 10,842 10,842
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Cargo para tension  Cargo para tension Cargo para tension

Cociente Lo A -
superior a 100 kV  entre 100 kV y 30 kV inferior a 30 kV

/ KVArh S/KVArh S/KVArh

Sobre 50 y hasta 80 14,447 14,447 14,447
Sobre 80 18,053 18,053 18,053

3.9 COSTO DE RACIONAMIENTO

En base al estudio “Costo de Falla de Corta y Larga Duracion SIC, SING y SSMM” remitido a los
CDEC con carta CNE N°324 de fecha 3 de agosto de 2012 para su distribucidn entre las empresas
integrantes, los diferentes valores utilizados segun los niveles de déficit de suministro y el valor
unico representativo del costo de racionamiento estipulado en el articulo 30° del Reglamento de
Precios de Nudo, son los que se presentan en la Tabla 32.

Tabla 32: Costo de falla segun su profundidad

Profundidad de Falla [5/kWh] [US5/MWHh]
0-5% 228,11 334,43
5-10% 292,10 428,25
10-20% 392,49 575,44
Sobre 20% 456,01 668,56

Valor unico representativo, denominado Costo de Racionamiento: 334,43 [USS/MWh].

Este valor unico representativo, se obtiene de calcular un precio de nudo de falla, definido como la
valoracion a costo marginal de falla, de la energia de falla esperada para todas las barras del
sistema, dentro del horizonte de calculo de precio de nudo.

Este valor Gnico representa el costo por kilowatt-hora (228,11 [$S/kWh]), en que incurririan en
promedio los usuarios al no disponer de energia.

3.10 CARGO UNICO TRONCAL SIC

A continuacion se presenta las componentes involucradas para determinar el Cargo Unico Troncal
aplicable a las empresas usuarias del respectivo sistema de transmision troncal segun lo establece
la Ley en su articulo 102°.

3.10.1 Utilizacion del Sistema de Transmisién Troncal afo 2015
A partir de los antecedentes disponibles a la fecha, el cargo unico troncal aplicable a los usuarios
con una potencia conectada inferior a 2.000 kW (CU2) para remunerar el uso del sistema de
transmision troncal durante el afio 2015, se establece en 0,966 S/kWh. El saldo a remunerar por
parte de los usuarios de ese segmento por la utilizacién del sistema de transmision troncal del afio
2015 asciende a MMS 27.249. Lo anterior se resume en la siguiente tabla.
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Tabla 33: Utilizacion STT 2015, CU2

Utilizac

Deuda Utilizacién STT 2015 MMS  27.249
Demanda proyectada GWh 28.220
CU2 2015 $/kWh 0,966

El saldo a remunerar por la utilizacion del sistema de transmision troncal en el afio 2015 por parte
del segmento de usuarios que se sefala en la Ley, en su articulo 102°, letra a), parrafo segundo
asciende a MMS 9.806, por lo que el cargo Unico troncal aplicable a este segmento se establece en
1,192 S/kWh, lo anterior se resume en la siguiente tabla.

Tabla 34: Utilizacion STT 2015, CU15

Utilizacion STT 2015, CU15

Deuda Utilizacién STT 2015 MMS  9.806

Demanda proyectada GWh 8.224
CU15 2015 $/kWh 1,192

La demanda considerada para determinar los cargos unicos de cada segmento, se basa en la
proyeccion de demanda utilizada en la presente fijacion. El célculo contempla una ventana de diez
meses, de esta forma se minimizan las desviaciones de la recaudacion real respecto de la
recaudacion objetivo calculadas con ocasion de las fijaciones de precios de nudo de los meses de
abril de los afios siguientes. Las recaudaciones obtenidas por la aplicacion de estos cargos, en los
meses de marzo y abril anteriores a cada una de esas fijaciones, constituirdn un abono a los
montos a saldar en el siguiente periodo.

3.10.2 Utilizacion del Sistema de Transmisién Troncal afio 2014
La deuda determinada en la fijacion de precios de nudo de abril 2015, correspondiente al uso del
Sistema de Transmision Troncal durante el afio 2014, se ha actualizado obteniéndose los siguientes
resultados:

Tabla 35: Utilizacion STT 2014, CU2

=

Utilizacion STT 2014, CU2

Deuda Actualizada Uso STT 2014 MMS  23.942

Recaudacion Real MMS 16.565
Saldo de la Deuda MMS 7.376

Tabla 36: Utilizacion STT 2014, CU15

Recaudacion Real MMS 0
Saldo de la Deuda MMS 5.956
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El saldo obtenido sera abonado a la deuda por el Uso del Sistema de Transmision Troncal Periodo
2015.

3.10.3 Utilizacion del Sistema de Transmisiéon Troncal afio 2013

Para el uso de sistema de transmisién troncal periodo 2013, se determiné la recaudacion faltante
con la informacién entregada por el CDEC-SIC. La recaudacion y el saldo se muestran en la
siguiente tabla:

Tabla 37: Utilizacion STT 2013

|.! Fr=Tm a
111 |

I'— L —'.

Deuda actual 17.874 -908
Recaudacion Uso STT 2013 MMS 17.437 -
Saldo Uso STT 2013 MMS 438 -908

izada Uso STT 2013 MMS

El saldo obtenido sera abonado a la deuda por el Uso del Sistema de Transmision Troncal Periodo
2015.

3.10.4 Cargo Unico Traspasable a Usuarios

Se refiere al cargo Unico traspasable a usuarios sometidos a regulacion de precios y cargo unico
segmento de usuarios que se sefiala en la Ley, articulo 102°, letra a), parrafo segundo.

Los saldos obtenidos de la revision de la Utilizacion del Sistema de Transmision Troncal durante el
afo 2014 y 2013 seran abonados a la deuda por saldar del afio 2015.

El Cargo Unico Troncal aplicable a los usuarios sometidos a regulacion de precios para el periodo
mayo 2015 - abril 2016 corresponde a 1,243 $/kWh. Para el segmento de usuarios que se sefiala en
la Ley, en su articulo 102°, letra a), parrafo segundo se establece un cargo correspondiente a 1,806
S/kWh. Lo anterior se resume en la siguiente tabla:

Tabla 38: Cargo Unico Troncal

cu2 CuU15

Deuda Utilizacion STT 2015 MMS  27.249 9.806
Saldo Utilizacion STT 2014 MMS  7.376  5.956

Saldo Utilizacion STT 2013 MMS 438 -908
Saldo Total a Remunerar MMS 35.063 14.854
Demanda Proyectada GWh 28.220 8.224
CU S/kWh 1,243 1,806

3.11 COMPONENTE DE ENERGIA DEL PRECIO MEDIO DE MERCADO DE
ACUERDO A LO ESTABLECIDO EN EL ARTICULO 135° QUINQUIES

Para efectos de establecer el valor maximo de las ofertas en caso de eventuales licitaciones
excepcionales de corto plazo a que se refiere el articulo 135° quinquies de la Ley, la componente
de energia del Precio Medio de Mercado corresponde a 76,521 [USD/MWh], que resulta de
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considerar un Precio Medio de Mercado de 90,640 [USD/MWh] y un precio de potencia de 7,9980

[USD/kW/mes).

3.12

FACTORES DE MODULACION

En la Tabla 39 se presentan factores de modulacién de referencia de las barras del SIC y del SING.

Subestacion Troncal

Tension [kV]

Tabla 39: Factores de Modulacion

Factores de Modulacion

Potencia Energia

ATACAMA 220 1,0030 0,7291
CALAMA 220 0,9988 0,7273
CHUQUICAMATA 220 1,0027 0,7353
CONDORES "5 el 1,0656 0,7557
CRUCERO 220 0,9943 0,7279

EL COBRE 220 1,0102 0,7324

EL TESORO 220 1,0179 0,7429
ENCUENTRO 220 0,9934 0,7267

| ESPERANZASING 220 1,0199 0,7441
LABERINTO 220 1,0058 0,7319
LAGUNAS 220 1,0316 0,7439

MARIA ELENA 220 0,9946 0,7281
QUILLAGUA 220 1,0005 0,7328
SALAR 220 0,9987 0,7321

NUEVA VICTORIA 220 1,0069 0,7386
O'HIGGINS 220 0,9996 0,7270
PARINACOTA 220 1,1059 0,7744

POZO ALMONTE 220 1,0354 0,7467
TARAPACA 220 1,0310 0,7415

D. DE ALMAGRO 220 1,1803 0,7815
CARRERA PINTO _ 220 1,2637 0,7620

SAN ANDRES 220 1,2593 0,8476
CARDONES 220 1,2681 0,8517

| MAITENCILLO 220 1,2792 0,8438
PUNTA COLORADA 220 0,8114 0,8390
PAN DE AZECAR 220 0,9167 0,9510
DON GOYO 220 0,9280 0,9552

LA CEBADA 220 0,9363 0,9601

LAS PALMAS 220 0,9408 0,9628

LOS VILOS 220 0,9743 0,9873

[ NOGALES 220 0,0944 0,0998
' QUILLOTA 220 1,0032 1,0096
POLPAICO 220 1,0016 1,0008
POLPAICO 220 1,0000 1,0000

| LOS MAQUIS 220 1,0190 1,0233
EL LLANO 220 1,0092 1,0139

LAMPA 220 0,9786 0,9881

CERRO NAVIA 220 1,0210 1,0287
CHENA 220 1,0177 1,0251

EL RODEO 220 1,0117 1,0192

MAIPO 220 1,0068 0,9983

52



Subestacion Troncal

Tension [kV]

Factores de Modulacion

Potencia Energia

CANDELARIA 220 1,0130 0,9982
COLBUN 220 0,9779 0,9686
ALTO JAHUEL 220 1,0102 1,0178
ALTO JAHUEL 500 1,0041 1,0131
MELIPILLA 220 1,0090 1,0270
RAPEL 220 0,9954 1,0196
ITAHUE 220 0,9858 0,9974
ANCOA 500 0,9814 0,9900
ANCOA 220 0,9762 0,9858
CHARRUA 220 0,8998 0,9298
CHARRUA 500 0,9012 0,9311
HUALPEN 220 0,8926 0,9234
LAGUNILLAS 220 _0,8952 0,9194
TAP LAJA 220 0,9017 0,9319
CAUTIN 220 0,9397 0,9666
TEMUCO 220 0,9192 0,9562
DUQUECO 220 0,9036 0,9390
LOS CIRUELOS 220 0,9524 1,0795
VALDIVIA 220 0,9475 1,0840
RAHUE 220 0,9495 1,0948
PICHIRRAHUE 220 0,9486 1,0911
PUERTO MONTT 220 0,9639 1,1114
MELIPULLI 220 0,9629 1,1180
CHILOE 220 0,9715 1,1322
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INTRODUCCION

De acuerdo a lo establecido en el Decreto con Fuerza de Ley N°4, de 2006, del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccion, que fija el texto refundido, coordinado y sistematizado del
Decreto con Fuerza de Ley N°1, de 1982, del Ministerio de Mineria, Ley General de Servicios
Eléctricos, en adelante e indistintamente “la Ley” y en el Decreto Supremo N°86, de 2012, del
Ministerio de Energia, que aprueba el Reglamento para la Fijacion de Precios de Nudo, modificado
por el Decreto Supremo N°68, del 26 de junio de 2015, del mismo ministerio, en adelante e
indistintamente “Reglamento de Precios de Nudo”, la Comision Nacional de Energia, en adelante e
indistintamente “la Comision”, debe elaborar y poner en conocimiento de las empresas de
generacion y transporte que efectien ventas sometidas a fijacion de precios, asi como de los
Centros de Despacho Econémico de Carga, en adelante e indistintamente “CDEC”, un Informe
Técnico del calculo de los precios de nudo segun el procedimiento indicado en la Ley, que
justifique y explicite:

a) La previsiéon de demanda de potencia y energia del sistema eléctrico;

b) El programa de obras de generacién y transmision existentes, en construccion vy
futuras;

¢) Los costos de combustibles, costos de racionamiento y otros costos variables de
operacion pertinentes;

d) Latasa de actualizacion utilizada en los calculos;

e) Los valores resultantes para los precios de nudo de corto plazo, y

f) Laférmula de indexacién que se aplicara para las fijaciones provisorias establecidas en
el articulo 160° de la Ley.

Este cdlculo se basa en que, sobre la base de los supuestos y antecedentes sefialados en los
literales precedentes, para un determinado horizonte de planificacion, se determina el programa
de obras de generacion y transmision indicativo que minimiza el costo total actualizado de
abastecimiento, correspondiente a la suma de los costos esperados actualizados de inversion,
operacion y racionamiento durante el periodo de estudio, que en este caso fue de 15 anos. En
base al mismo, se calculan los costos marginales de energia del sistema para un periodo de 48
meses, cuyo valor actualizado y ponderado por la energia se denomina Precio Basico de la Energia.
Ademas, se calcula el Precio Basico de la Potencia de Punta, conforme a lo establecido en el
articulo 162° de la Ley.

En el presente Informe Técnico se presentan los supuestos de calculo, antecedentes utilizados,
metodologia considerada y los resultados obtenidos, ademas de todas aquellas consideraciones
sefaladas en la normativa vigente. En forma adicional a lo anterior, se muestra un analisis respecto
de los principales resultados, con el objeto que los agentes interesados puedan utilizar e
interpretar adecuadamente los mismos.



1 ANTECEDENTES

En esta seccion se presentan los principales antecedentes utilizados en la determinacién de los
precios de nudo de corto plazo en el Sistema Interconectado del Norte Grande, en adelante e
indistintamente SING, explicitando las principales variables de calculo y sus consideraciones.
Mayores detalles de las mismas se encuentran contenidos en los anexos publicados en conjunto
con el presente informe en la pagina web de la Comisién Nacional de Energia.

1.1ANTECEDENTES DE DEMANDA

1.1.1 Prevision de demanda total del sistema

En la Tabla 1 se presenta la prevision utilizada para la elaboracion del presente Informe Técnico, de
la demanda de energia eléctrica en el SING, hasta el afio 2031, para clientes libres y regulados, asi
como las tasas de variacion anual de dicha demanda.

Tabla 1: Prevision de demanda total en el SING

Prevision de demanda SING [GWHh] [asas de variacion(*)

| ibire

15.705

17.649

2016

2017 16.537 2.020 18.556 3,30% 3,87% 5,14%
2018 17.392 2.097 19.488 5,17% 3,82% 5,02%
2019 18.241 2.176 20.416 4,88% 3,76% 4,76%
2020 19.114 2.256 21.370 4,79% 3,70% 4,67%
2021 20.010 2.338 22.349 4,69% 3,64% 4,58%
2022 20.913 2.419 23.333 4,51% 3,47% 4,40%
2023 21.854 2.506 24.360 4,50% 3,56% 4,40%
2024 23.059 2.595 25.654 5,591% 3,55% 5,31%
2025 24.101 2.686 26.787 4,52% 3,53% 4,42%
2026 25.113 2.781 27.894 4,20% 3,53% 4,13%
2027 26.132 2.879 29.012 4,06% 3,53% 4,01%
2028 27.171 2.981 30.152 3,97% 3,53% 3,93%
2029 28.227 3.086 31.313 3,88% 3,53% 3,85%
2030 29.304 3.196 32.499 3,82% 3,53% 3,79%
2031 30.401 3.308 33.709 3,75% 3,51% 3,72%

(*) Tasa de variacidn anual y demanda total del sistema calculadas en MWh.

Las bases y antecedentes que fundamentan la prevision de demanda presentada anteriormente, y
su desagregacion espacial, se encuentran contenidos en el “Informe de Previsién de Demanda
2015-2030 SIC-SING"”, de la fijacion de precios de nudo de octubre de 2015, conforme los articulos
14° al 18° del Reglamento de Precios de Nudo. Este informe se encuentra publicado en la pagina
web de la Comision, junto con los antecedentes de la referida fijacion.

1.1.2 Desagregacion temporal de la demanda

La desagregacion temporal de la demanda se ha realizado mediante la utilizacion de curvas de
duraciodn, la cual se divide en 5 bloques horarios para cada mes del afio.



La curva de duracién corresponde a aquella curva que resulta de ordenar de mayor a menor |a
demanda horaria para cada mes tanto del SING como el SIC, que en este caso resulta del promedio
de los consumos horarios del periodo 2005-2010. Dichos consumos se han obtenido a partir de los
antecedentes solicitados en las cartas CNE N°304 y CNE N°305, todas de fecha 30 de junio de
2011, a los CDEC de los sistemas interconectados SIC y SING, respectivamente. A partir de dicha
curva de duracién se han calculado 5 bloques rectangulares cuyo ancho se obtiene del resultado
obtenido de minimizar la diferencia entre la suma del drea de los 5 bloques y el area inferior de la
curva de duracion.

La duracion de los bloques las curvas de duracion, se presentan en la Tabla 2.

Tabla 2: Curvas de duracion mensual de demanda

Duracion Bloque (horas)

Bloque =

Abril 181 101 162 224 52 720
Mayo 163 121 158 279 23 744
Junio 60 139 139 335 47 720
Julio 167 110 184 258 25 744
Agosto 163 113 220 221 27 744
Septiembre 41 191 163 275 50 720
Octubre 168 105 236 186 49 744
Noviembre 193 86 229 179 33 720
Diciembre 194 108 209 1596 37 744
Enero 26 222 151 272 73 744
Febrero 176 93 223 160 20 672
Marzo 187 111 262 152 32 744

1.2ANTECEDENTES DE COMBUSTIBLES

1.2.1 Costos Variables de Centrales Térmicas

Para la elaboracién del presente Informe Técnico se han utilizado como antecedentes de precios
de combustibles, rendimientos y costos variables no combustibles para las distintas centrales
térmicas del SING, aquellos enviados por el CDEC-SING de acuerdo a la ultima programacion
semanal vigente segun lo establecido en el articulo 19° del Reglamento de Precios de Nudo. Esta
informacion se muestra en la Tabla 3 a continuacion.



9r'vEL (0’91 Erit (ueafssn] [T74] [y fuo] Jrsa HOE 'L 0'E VOV 1HOd VOV 1H0d ¥ LINDAL

01641 5T'P1 B'EES [Ew/ssn] GOE'D i Ew] [#S980) %00'S 6T YAONIONI VAONIONI dNO¥D NO
861 B6'1 - - - : . |lenprsay Joe) %005 SL QIDVEON QIVHON QIDVHON

LE'GIT 66'TT £'90% [uoa/ssn| LETD [ymwfuoi] %0 - %001 9.N |10 |84 - |asg %00t 6L IV SOONYTE SOLNVIW 135310 SOONYTE SOLNYIN

79’101 BT Vel lew/ssn] 09Z'0 (T : [E T %057 91 (ET) SILHVONY ST

£8'7O1 ED'EC v'PrE (Ewifssn] 9Z'0 (A Ew) 12530 %05'T By (£1-£) sSALdvanNyisd il

LE V6 6E 61 brLE [Ew/ssn] TEL0 (s Ew] 19510 %05 ¢ 60 9 IM407 HON3

SE'TOT 1821 Ve [Ew/ssn] 092’0 [ ] [EETTY %057 z's 57 1407 14402 135310

04" b0l 6E'61 vpeE [Ewi/ssn) £92'0 (At AL e |98 05T 60 T 402

00'LET 90°6 6 £S5 [uoy/esn) [EZ0 [y fuoy] 9N IO [any %05'7 99 TVIWNI WIVNI WIVNI
£E°08 £R'L TIEE (Ew/ssn| SIZ'o uaun/sw] s NOE'T SSIE PZID

98'8s 6E'Y £l [maw/ssnl E0S'L lumnn/migng] [einjeN e NOE'T 9'STE NS D

EEOR E8' T'LEE lew/ssn) SIZ'0 UM/ Ew] |50 WOE'Z 5'STE P13 il TRYRY
988G GE'Y £L [ragw/ssnl E0S'L (CTATLTL T |RINYEN SE6 WOE'T 9'G2E IND T30

1Z'EEL 00's1 L vOE [Ew/fssn] BEE'D (4 Eu] 1590 %00'S 0z Z1N3a

BELET 00’1 £'v0E [gw/$sn] £SED (WM gLl 59 %00’ L0 SNIWINN sakbingh s v

L9zl Ivo z'0ZE [Ew/35n] E6E'D (A Ew] jrsg) 05T L'Et HV191

B6°1E oF't 989 (woa/ssnl wv0 UM fuo upqIe) %01y 6'SET MVLLD FORET A Sy MO el
vi'DE 'y 619 (uoy/ssn] 6170 s fuor] upgie) %005 9w Il ONY SOV

S5°1E £9°G 619 [uoi/ssn] 6Iv'0 [y fuos] upGIr) %00'S vLET | ONY .
OB’y £9°1 v'8s [uon/ssn] LGE'D [Yanwfuo upque) %00'S 65T ZOLN — R bk
L0'52 99°1 v'8s [uoa/s5n) Lov'n [uminfuoy] uQqE) %00'S PR T4 TOLN SUNTARLY -

16'0% 'S 7’59 [uoy/ssnl| 9%£'0 [ymwfuol] ugqe) %005 g'ovl HLD SOLINMOH YOUNYIL TWHINTD SOLINYOH
9’62 16 £'65 [uon/ssn| L6ED M fuo] uogIE) %00's T'Lrl v VNIONY VIWHIL IVHINDD VNIONY
Ly'09 99'71 ST (uonfesn| 5120 [uminfuoy] 9N |0 o4 %00'S 516 VAVINYL VAYINYL 135310

EL'96 660 0'E0E TE PIED [y e [EET] W00'E T'LE PEDIL

65'TZT 660 0'EDE |Ewifssn] BEED [Ym/Ew) 12530 %007 g've Zol

65121 660 O'E0E [Ew/ssn) B6E'D (WA Ew] 1510 W00 'y 191

i il SE'SR 0'E0E [ew/ssn) 5610 [umin e | WOO'E 0'EPE Patn

GZ'EE LE9 6'E [miEn/ssn) OLR'9 [umum/migw| jeimeN sen WHOO'E 0'EveE IND 91N

LBLE 00t 665 [uoafssn] rEY'D [ymim/wog] uoqIE) %009 S'ETl Stn VIN4OI0L VIHLIZ30WHIL

6687 00z 6'65 [wonfssn) 1£3 41] (U fuo] upie) ®00'9 8911 rin

EL'TE 162 665 [uvoysssnl] 680 ICTL T upqIe) %00'9 0'EL ETN

SS'EE 16T 6'65 |uoafssn 1150 (UM o) ugqe) %009 8T rmn

1929 611 8907 (uea/ssn] L6Z'0 (UM fuo) 9.N (10 (@n4 %009 0'9¢ I

19'29 61'1 B'90Z [uoyfssn) {620 [uannfuo] 9.M |10 an4 %009 0'9 otn 12-3
SO'TH 12’ B'T0E [€wif/ssn] w20 [aAt A W) (TS %OE T 97z PEWLD

¥0'6L 95t 8'c9 [uoafssn] Siv'D [umwifuoi] upgIE) %005 1'0s1 INL SINOTINIW VOIMLII1I0WNIL

vR'6L BO'Z 2'E9 [woufssn] SEVD (yswfuo | uoqie) w00's LTl TINLY

¥5HS oL’y 1'9et [wayfssn] BIZD [yt fuoy] Wil - %ET 9.N 110 |80 - [0 %08t 6% DISW

B6'R9 06'L LLET [woifssnl {520 [ymw/uoi] %L - Wl 9.N |10 |#n4 - [asai0 %OT'¢ 9's DY

0z's11 0L'T 6'L6T [Ew/esn] I8E'D [N Ew] - | s HOO'v 9EL oinlL INDINDI 135310

0ol 06'6 66T [Ewifssn) 9ZED [uAnn € ) | PIe) WOO'E 't oiIns

LB'6E 06'6 6'L6T [Ewfssnl ZOE'D [/ Ew] [@5#0 %012 g1 Dl

£6° 701 0’6 V'IIE ST 1080 (A Ew) 125340 %0801 8 HVIW

vZ'E01 oT'e ¥IlE [Ew/ssn] ZOE0 [uming/Ewi) 50 N08T 67 HYTIN VIINY 135310

90'101 o0z’ YILE [Ewfssn] 1590 v'E HYIND

S6L0 [y Ew]

ONIS [P SBIILIP] S3|LIIUID AP SI|GRLIBA SOISO) '€ e|qe)




1.2.2 Proyeccion de Precios de Combustibles

Los costos de combustibles de la seccion anterior se modelaron para el horizonte de estudio a
través de los factores de modulacién obtenidos de las proyecciones mostradas en las tablas
siguientes, determinadas por esta Comision. Los criterios utilizados se encuentran disponibles en el
“Informe de Proyecciones de Precios de Combustibles 2016-2031" publicado en la pagina web de
la Comisién junto con los antecedentes de la presente fijacion.

Para aquellas centrales que utilizan como combustibles carbén, mezcla carbon-petcoke y GNL, los
costos de combustibles informados por el CDEC se modelan hasta diciembre de 2019 a través de
los factores de modulaciéon ya citados. A contar de enero de 2020 se utilizan como costos
combustibles de estas centrales, los precios de la proyeccion elaborada por la Comision. Para los
combustibles diésel, fuel y mezcla diésel-fuel la modulacion de precios se realizo a traves del
coeficiente de modulacién del crudo Brent de la Tabla 6.

Tabla 4: Proyeccion precio del carbén térmico (7000 kcal/kg)

Precio Factor de
UsD/ton Modulacion

2016 85,99 1,000

2017 87,77 1,021
2018 88,36 1,028
2019 89,16 1,037
2020 90,09 1048 |
2021 90,95 1,058
2022 91,51 1,064
2023 92,02 1,070
2024 92,38 1,074
2025 93,00 1,081
[ 2026 93,54 1,088
2027 94,02 1,093
2028 94,20 1,095
2029 94,87 1,103
2030 95,48 1,110
2031 96,02 1,117

Tabla 5: Proyeccion precio de GNL




Factor ae

awacion

2025 10,99 1,182

2026 11,23 1209 |
| 2027 11,23 1,208
2028 11,24 1,209
2029 11,29 1214 :
2030 11,26 1,212
2031 11,52 1,240

Tabla 6: Proyeccion precio de crudo Brent

Precic Factor ae

IUSD/bbl] Modulacion

2016 72,13 1,000
2017 77,49 1,074
2018 77,38 1,073
2019 78,85 1,093
2020 80,31 1,114
2021 82,50 1,144
[ 2022 84,88 1,177
| 2023 87,37 1,211
2024 8992 1,247
| 2025 92,49 1,282
2026 95,26 1,321
2027 98,12 1,360
| 2028 101,06 1,401
2029 104,10 1,443
2030 107,22 1,487 |
| 2031 110,44 1,531

Para las centrales de ciclo abierto y combinado que utilizan gas natural se ha incorporado un valor
adicional de 0,12 [USS/MBtu] por concepto de costos de regasificacion.

Para las centrales térmicas del programa de obras de generacion en construccion, en caso de no
disponer de informacion respecto a su costo variable, se utilizan los costos de combustibles de
centrales de caracteristicas similares, incluyendo la modulacién correspondiente, mientras que,
para las centrales termoeléctricas del programa indicativo de obras de generacion se utilizan los

precios de combustibles determinados por la Comision, asi como sus proyecciones.

1.2.3 Disponibilidad de Gas Natural

Respecto a la disponibilidad de gas natural para generacion eléctrica se ha tenido como
antecedente la existencia de una capacidad de regasificacion de 5,5 Mm3/dia, en base a las
caracteristicas del terminal de GNL Mejillones. Esta capacidad se ha considerado factible de
ampliaciéon en el largo plazo en funcion de la estimacién de los requerimientos del sistema.

Para efectos de la modelacion de la operacion, se ha considerado disponibilidad de GNL para la
unidad U16. Respecto de las demds centrales que utilizan este insumo en el SING, para la unidad
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CTM3 no se considera disponibilidad con GNL hasta su interconexion al SIC, mientras que para Ias
centrales CC1y CC2 de Gas Atacama este combustible se considera disponible a partir de 2020.

1.3PROGRAMA DE OBRAS DE GENERACION EN CONSTRUCCION

Esta Comision ha actualizado el programa de obras de generacion en construccion tomando en
consideracion nuevos antecedentes proporcionados por aquellas empresas propietarias de
instalaciones que tienen en construccién unidades generadoras, cuyos proyectos hayan cumplido
los requisitos indicados en el articulo N°31 del Reglamento de Precios de Nudo.

En ese sentido, se consideran las centrales de generacion declaradas en construccion de acuerdo a
lo sefialado en la Resolucion Exenta N°315 del 05 de abril de 2016, que actualiza y comunica obras
de generacion y transmision en construccion y las observaciones recibidas al Informe Tecnico

Preliminar de la presente fijacion.

Con las condiciones mencionadas en el parrafo anterior se genera el programa de obras de
generacion en construccion del SING, el que se presenta en la Tabla 7.

Pro vecto

Tabla 7: Obras de generacion en construccion

Pri p ietario

=T

CLonexion

Pular RLUUN CAPITAL Fotovoltaico 28,9 Il Region Calama 220
Paruma RIJN CAPITAL abr-16 Fotovoltaico 21,4 Il Region Calama 220
P : .
—_— E-CL may-16 Fotovoltaico 6 XV Region | Tap Off Vitor 2
Camarones |
Bolero | Helio Atacama may-16 Fotovoltaico 42 Il Region | Laberinto 220
Kelar BHP Billiton may-16 GNL 517 Il Region Kapatur 220
Bolero Il Helio Atacama _jun-16 Fotovoltaico 42 Il Region | Laberinto 220
Finis Terrae Il Enel Green Power jun-16 Fotovoltaico 69 Il Region | Encuentro 220
Lascar | RUN CAPITAL jul-16 Fotovoltaico 30 Il Region Calama 220
Lascar Il RIUN CAPITAL jul-16 Fotovoltaico 34,6 Il Region | Calama 220
Bolero llI Helio Atacama Tres ago-16 Fotovoltaico 21 Il Region | Laberinto 220
Sierra Gorda Enel Green Power ago-16 Edlico 112 Il Region I%nc S0~
Sierra Gorda
Cochrane U2 AES Gener oct-16 Carbdn 236 ll Region | Cochrane 220
PV Cerro _ - Encuentro -
Domistidor Abengoa oct-16 Fotovoltaico 100 Il Region Chia Cocnta
Uribe Solar Gestamp oct-16 Fotovoltaico 50 Il Region | La Huayca 110
Bolero IV Helio Atacama oct-16 Fotovoltaico 41 Il Region | Laberinto 220
Blue Sky 1 Crucero Este oct-16 Fotovoltaico 34 Il Region | Encuentro 220
Blue Sky 2 Crucero Este oct-16 Fotovoltaico 51,6 Il Regiébn | Encuentro 220
Cerro Pabellén Enel Green Power dic-16 Geotérmica 48 Il Region Lme:li'::rn .
Arica Solar | Sky Solar Group ene-17 Fotovoltaico 18 XV Region | San Miguel 66
Arica Solar Il Sky Solar Group ene-17 Fotovoltaico 22 XV Region | San Miguel 66
Quillagua | Quillagua mar-17 Fotovoltaico 23 Il Region TaF 4
Quillagua
Cerro Dominador Abengoa jun-17 Termosolar 110 Il Region i

Sierra Gorda

10




= e i I} = -

) Estimada DO de ‘otencla Net: Barra de

H S : ST, LUbicacion 3
Fuesta en Servicio lecnologia Conexion

Huatacondo Austrian Solar sep-17 Fotovoltaico 98 | Region Unii;:zm '
Usya Acciona oct-17 Fotovoltaico 25 Il Region Calama 110
. ; . : Tap Off
Quillagua I Quillagua oct-17 RERNOHLY & IRegion | quillagua
Infraestructura
Energética E-CL feb-18 Carbon 375 Il Region | Changos 220
Mejillones
. : Tap Off
, ! S IR
Quillagua Il Quillagua jun-18 Fotovoltaico 50 | Region Quillagua

Sin perjuicio de la Barra de Conexion presentada en la tabla anterior, esta Comision ha considerado
en la modelacion los nodos mas cercanos a dichas barras, y disponibles en la modelacion, para la
inyeccion de las centrales en construccion en el proceso de determinacion de precios de nudo.

1.4PROGRAMA DE OBRAS DE TRANSMISION EN CONSTRUCCION

En relacién a las obras de transmision troncal, fueron incluidos en la presente fijacion, aquellos
proyectos que forman parte de los planes de expansion establecidos en el decreto a que se refiere
el articulo 99° de la Ley, conforme a las caracteristicas técnicas y plazos con los cuales los
proyectos sefnalados figuran en dicho plan.

Tabla 8: Obras de transmisidn en construccion

Obras de ampliacién

Responsable

Tendido segundo circuito linea 2x220 kV Encuentro - Lagunas abr-17 1.S.A.
Extensién lineas 2x220 kV Crucero-Lagunas para reubicacion de conexiones jun-19 Tianaalas
desde S/E Crucero a S/E Nueva Crucero Encuentro
Ampliacién de conexiones al interior de la S/E Crucero para la reubicacion a S/E jun-19 E-CL
Nueva Crucero Encuentro =N =
) : Soc. Austral de
Ampliacién S/E Nueva Crucero Encuentro jun-19 Transmisién Troncal

Obras nuevas

Fecha Puesta

Nueva Linea 2x220 kV Encuentro - Lagunas primer circuito abr-17_ |.S.A, i
. dic-18 Soc. Austral de
Nueva Subestacion Crucero Encuentro S Tl
Nueva Linea 2x220 kV 1500 MW entre S/E Los Changos y S/E Kapatur ene-18 Transelec

Nueva Linea 2x500 kV 1500 MW entre S/E Los Changos y S/E Nueva Crucero
Encuentro, Bancos de Autotransformadores 2x750 MVA 500/220 kV en S/E
Nueva Crucero Encuentro, Banco de Autotransformadores 750 MVA
500/220 kV en S/E Los Changos

oct-20 Transelec
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Ademas, han sido consideradas las obras de expansion troncal propuestas en la Resolucion Exenta
N°47, de fecha 25 de enero de 2016, que aprueba Plan de Expansion del Sistema de Transmision
Troncal, periodo 2015-2016, con las respectivas modificaciones impuestas por Dictamen N°2-2016
del Panel de Expertos, de fecha 22 de marzo de 2016, como obras indicativas de transmision.

Tabla 9: Obras de transmision indicativas en construccion

Obras de ampliacion

Fecha Puesta

Responsable

[]
i

Aumento de capacidad de barras en S/E Encuentro 220 kV abr-18 Transelec

Minera El Tesoro -

Cambios de TTCC Lineas 1x220 kV Encuentro - El Tesoro y El Tesoro - Esperanza abr-18 :
Minera Esperanza
Ampliacién y cambio de configuracién en S/E Parinacota 220 kV oct-18 Transemel
Incorporacion de pafio de Linea 1x220 kV Condores - Parinacota en S/E
Pari oct-18 Transelec
arinacota
Ampliacion y cambio de mnﬁguracién en S/E Condores 220 kV oct-18 Transemel
Incorporacion de pafio de Linea 1 x220 kV Tarapaca - Condores en S/E Céndores oct-18 Transelec
j_mpliacién y cambio de configuracion en S/E Pozo Almonte 220 kV oct-18 E-CL
Seccionamiento del segundo circuito La -C 2 k |
gu ircui gunas - Crucero 2x220 kV en S/E Maria oct-18 SunEdison
Elena

MNueva S/E Seccionadora Quillagua 220 kv oct-18 Transelec

Normalizacion conexion de pafio de linea 1x220 Laberinto: circuito 1 en S/E

Laberinto 220 kV oct-18 E-CL
Normalizacion conexién de pafio de linea 2x220 Crucero - Laberinto: circuito 1
en S/E Laberinto 220 kV oct-18 Angamos
Normalizacion conexién de pafio de linea 2x220 Crucero - Laberinto: circuito 2
en S/E Laberinto 220 kv oct-18 AES Gener
Normalizacion en S/E El Cobre 220 kv oct-18 E-CL

Obras nuevas

Fecha Puesta

Proyecto

en Servicio

Subestacion Seccionadora Nueva Pozo Almonte 220 kV abr-19
Nueva linea 2x220 kV entre S/E Nueva Pozo Almonte - Pozo Almonte, tendido del primer circuito;
Nueva Linea 2x220 kV entre S/E Nueva Pozo Almonte - Condores, tendido del primer circuito; y Nueva abr-21

Linea 2x220 kV entre S/E Nueva Pozo Almonte - Parinacota, tendido del primer circuito.

1.5HORAS DE PUNTA DEL SISTEMA

Se entendera por horas de punta el periodo del dia comprendido entre las 18:00 y las 23:00 horas
de cada dia de todos los meses del afio, exceptuandose los domingos, festivos y sibados
inmediatamente siguientes a un dia viernes festivo, o anteriores a un dia lunes festivo.

1.6 OBLIGACION ERNC

En virtud de la obligacion establecida en el articulo 150° bis de la Ley, se han calculado los
porcentajes de energia anual que deben ser inyectados por medios de generacion renovables, de
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acuerdo a los criterios sefialados en el articulo 1° transitorio de la ley 20.257, modificado por el
articulo 2° de la ley 20.698, esto es:

 No hay obligacion para los retiros de energia cuyos contratos con su suministrador fueron
suscritos con anterioridad al 31 de agosto de 2007.

* Para los contratos celebrados con posterioridad al 31 agosto de 2007 y con anterioridad al
1 de julio de 2013, la obligacién aludida serd del 5% para los afios 2010 a 2014,
aumentandose en el 0,5% anual a partir del afio 2015. Este aumento progresivo se aplicara
de tal manera que los retiros afectos a la obligacion al afio 2015 deberan cumplir con el
5,5%, los del ano 2016 con el 6% y asi sucesivamente hasta alcanzar el afio 2024 el 10%.

e Para los contratos firmados con posterioridad al 1 de julio de 2013, la obligacion aludida
sera del 5% al afio 2013, con incrementos del 1% a partir del afio 2014 hasta llegar al 12%
el afio 2020, e incrementos del 1,5% a partir del afio 2021 hasta llegar al 18% el afio 2024,
y un incremento del 2% al afo 2025 para llegar al 20% el afio 2025.

En vista de estos criterios, de la proyeccion de demanda, y de los antecedentes con la informacion
referente a la fecha de suscripcion de los contratos entre clientes y suministradores, se detalla en
la tabla siguiente el porcentaje estimado de la demanda que estaria afecta con respecto a la
demanda total, necesaria para cumplir con la obligacion ya mencionada. Cabe sefialar que se
incorporaron dentro del plan de obras indicativo instalaciones necesarias para el cumplimiento de
dicha obligacion.

Tabla 10: Obligacion ERNC

M a
AN0

2016

69,501 3,403 4.90%

2017 72,426 4,050 5.59%

2018 75,698 4,835 6.39%

2019 79,158 5,746 7.26%

2020 82,870 7,187 8.67%

2021 86,569 8,825 10.19%
2022 90,107 10,583 11.75%
2023 93,768 12,509 13.34%
2024 97,570 14,751 15.12%
2025 101,218 17,684 17.47%
2026 104,914 18,721 17.84%
2027 108,696 19,934 18.34%
2028 112,588 20,989 18.64%
2029 116,588 22,020 18.89%
2030 120,701 23,178 19.20%
2031 125,040 24,075 19.25%

1.7 PRECIO MEDIO DE MERCADO

En la presente fijacion, los Precios de Nudo quedaron determinados por la banda de mercado
calculada en base a la informacion enviada a la Comision por las empresas generadoras, de los
contratos con sus clientes libres y las ventas efectuadas a las distribuidoras a precios de nudo de

largo plazo.
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La Comision calcula el Precio Medio de Mercado como el cociente entre la suma de las
facturaciones efectuadas por todos los suministros de energia y potencia a clientes libres y
distribuidoras, debidamente reajustados segun la variacion que experimente el indice de Precios
del Consumidor (IPC), y el total de la energia asociada a dichos suministros, ambas ocurridas en el
periodo de cuatro meses comprendido desde noviembre a febrero, para el caso del proceso
tarifario de abril, y el periodo desde mayo a agosto, para el proceso de octubre.

El precio medio mensual de las facturaciones realizadas por todos los generadores a todos los
clientes libres (incluidos los clientes libres en zonas de distribucion) en el SING, asi como el costo
marginal del SING se muestran a continuacion:

Figura 1: Evolucién del costo marginal y del precio medio mensual de facturaciones a clientes

libres SING.
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2 METODOLOGIA

2.1 MODELO DE SIMULACION DE LA OPERACION OPTIMA DEL SING

Este sistema interconectado es abastecido principalmente por unidades de centrales
termoeléctricas, sin existir embalses de regulacion interanual que establezcan una ligazon entre
los costos de produccion de un afio respecto de los afios siguientes.

En la presente fijacion se ha establecido el programa de obras de generacion necesario para
abastecer la demanda en los términos establecidos en la normativa vigente y para los préximos 15
anos. En tanto, los costos marginales de energia para la determinacién de los precios de nudo se
han calculado para un periodo de 48 meses, de acuerdo a los articulos 8° y siguientes del

Reglamento de Precios de Nudo.

La metodologia para obtener el programa de generaciéon y transmision Optima se basa en
determinar, para distintas alternativas de puesta en servicio de centrales de generacion y lineas de
transmision, la suma de los costos presentes de inversion, operacion (fija y variable) y falla.

Para establecer el costo presente de abastecimiento de cada alternativa se ha incluido lo siguiente:

e Inversion en centrales generadoras y lineas de transmision a la fecha de puesta en servicio.
e Valor residual de las inversiones a fines del periodo considerado, en base a una
depreciacion lineal, y de acuerdo a las siguientes vidas utiles de las instalaciones:

o Centrales generadoras: 24 afos.
o Proyectos de interconexion y lineas de transmision: 30 afios.

e Costo fijo anual de reserva de transporte de gas de centrales de ciclo combinado por un
90% de su demanda maxima, dependiendo de su fecha de puesta en servicio y localizacion.
e Gasto fijo anual de operacion y mantenimiento.
Gasto variable anual, representado por los costos total de operacién y falla entregado por
el modelo de optimizacion utilizado.

La determinacion de la alternativa de expansion mas conveniente surge de un proceso iterativo de
comparacion de las opciones de desarrollo y de minimizar la siguiente funcion objetivo:

min { ¥Inv + CO&M + Cvar — Residual}
Sujeto a:

e Restricciones de demanda
e Limitaciones del sistema de transmision
e Potencias maximas de centrales generadoras

Dénde:

Inv : Valor actualizado de las todas las inversiones futuras a optimizar.
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CO&M : Valor actualizado de todos los costos de operacion y mantenimiento de las nuevas
instalaciones. Los valores de CO&M anual previos a su actualizacion se consideran

al final de cada ano.
Cvar : Costo de operacion y falla futuro actualizado del sistema.
Residual - Valor actualizado del monto residual de todas las inversiones futuras.

En la obtencion de los planes de obra se consideré una tasa de descuento igual al 10% para las
centrales del plan de obras indicativo.

2.2 MODELO DE FACTORES DE PENALIZACION

Los factores de penalizacion reflejan la forma en que las pérdidas marginales se distribuyen en la
red eléctrica y por lo tanto son un indice de costos asociado a la generacion eléctrica.

En la determinacion de los factores de penalizacion de energia y de potencia para el SING se ha
utilizado un modelo multi-nodal, OSE 2000.

A partir de la prevision de demanda a que se refiere el cuerpo del presente informe se ha
modelado la demanda de clientes sometidos a regulacion de precios (clientes regulados), y de
clientes no sometidos a regulacion de precios (clientes libres), en las diferentes barras del sistema
en base a factores de reparticion mensual y utilizando una curva de duracion para cada tipo de
demanda, es decir, una curva de duracion de demanda para clientes regulados y otra para clientes
libres.

Los factores de penalizacion se han determinado a partir de la relaciéon de precios de nudo por
barra de acuerdo a la barra de referencia elegida para un periodo de 48 meses. En el caso
particular de los factores de penalizacion de la potencia dichos precios fueron determinados
utilizando los resultados para el bloque de mayor demanda en cada mes.

2.3HORIZONTE DE ESTUDIO

El horizonte del estudio para las simulaciones fue de 15 afios, desde abril de 2016 a marzo de
2031. Adicionalmente, para efectos de la simulacion se consideran 2 afios al final de la misma que
permiten satisfacer las condiciones de borde.

2.4MODELACION DE CENTRALES TERMOELECTRICAS

Las centrales térmicas se representan por su potencia y costo variable, el cual puede variar
mensualmente a lo largo del horizonte. Se toma en cuenta la tasa de indisponibilidad forzada
reduciendo la potencia disponible y se detalla el programa de mantenimiento de cada central.
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2.4.1 Costos variables de centrales térmicas

Los valores de costos variables de cada central térmica en operacion utilizados fueron los
informados por el CDEC-SING en la modelacion de la operacion, considerando en ella ademas los
costos variables combustibles y no combustibles para las centrales de generacién en construccion
y para las que son parte del plan de obras de generacion.

Para las centrales térmicas, el costo de despacho corresponde al costo variable de cada central
utilizado en la modelacion del sistema para efectos de determinar la prioridad de despacho de las
centrales en cada etapa. Para cada central, su valor se obtiene a través de la siguiente expresion:

C, = CE..'.’_J!'J Ce +Cine

C, : Costo variable de la central térmica

Cﬂp: Consumo especifico de combustible (rendimiento)
C.: Costo del combustible

C,n: Costo variable no combustible

2.5MODELACION DE ENERGIAS RENOVABLES NO

CONVENCIONALES

CENTRALES DE

2.5.1 Centrales Edlicas, Solares Fotovoltaicas y Geotérmicas

A partir de antecedentes disponibles por esta Comision, se han conformado proyectos edlicos,
solares fotovoltaicos y geotérmicos de diferentes potencias, factibles de ser localizados en distintas

regiones del pais.

Se ha utilizado como factor de planta, un 30% para parques eolicos y de 95,8% para centrales
geotérmicas. En tanto, respecto de las centrales solares, se estimaron horas de radiacion para
distintas zonas geograficas del SING haciendo una relacion con la construccion de los bloques de
demanda, determinando de este modo la participacion mediante factores de planta de centrales
en base a dicha tecnologia en cada uno de los bloques.

Tabla 11: Factores de planta por bloque OSE para centrales solares fotovoltaicas

OCT NOV DI

JUN

18] AGO SEP

Crucero 5 29,8% | 0,0% | 0,0% |13,2% |54,8% | 37,4% [ 62,9% | 42,1% |41,3% | 1,9% | 5,6% | 7,3%
Crucero 4 70,3% | 58,7% | 46,7% | 49,9% | 33,9% | 34,8% | 32,4% | 47,4% | 59,2% | 60,6% | 65,8% | 70,6%
Crucero 3 34,8% | 46,6% | 62,5% | 51,2% | 35,3% | 21,5% | 34,7% | 43,6% | 35,2% | 62,4% | 58,3% | 47,6%
Crucero 2 15,3% | 29,1% | 38,5% | 28,4% | 22,1% | 1,7% | 16,1% | 18,9% | 8,0% | 36,8% | 42,8% | 35,8%
Crucero 1 48,2% | 6,8% | 53% | 3,3% | 7,2% | 0,0% | 0,8% | 0,8% | 38,2% | 5,0% | 14,7% | 14,5%
P. Almonte 5 26,4% | 0,0% | 0,0% |13,4% |53,2% | 41,2% | 64,6% | 42,7% |41,1% | 1,9% | 5,2% | 6,6%
P. AlImonte 4 64,7% | 57,5% | 45,8% | 49,8% | 34,2% | 36,2% | 33,4% | 47,6% | 58,4% | 60,6% | 63,1% | 62,9%
P. Aimonte 3 31,7% | 42,3% | 58,8% | 49,7% | 35,2% | 22,3% | 32,7% | 42,2% | 33,5% | 61,6% | 56,3% | 44,2%

17




P. Almonte 2 12,1% | 26,2% | 36,8% | 26,9% | 22,2% | 1,9% | 15,1% | 18,5% | 7,6% | 35,9% | 41,7% | 31,0%

P. Aimonte 1 44,6% | 56% | 51% | 2,6% | 7,2% | 0,0% | 0,8% | 0,4% |37,5% | 4,3% |13,0% | 11,0%
S. P. Atacama 5 25,1% | 0,0% | 0,0% | 13,4% | 49,6% | 36,8% | 62,8% | 42,3% [ 41,6% | 2,0% | 5,6% | 7,7%
5. P. Atacama B 67,7% | 43,0% | 45,8% | 50,2% | 34,2% | 33,3% | 31,3% | 47,5% | 60,0% | 62,2% | 66,3% | 68,5%
5. P. Atacama 3 35,8% | 38,0% | 60,3% | 50,0% | 34,3% | 21,1% | 34,9% | 43,9% | 36,7% | 63,0% | 58,8% | 48,9%
5. P. Atacama 2 16,6% | 27,1% | 40,8% | 30,7% | 22,3% | 1,7% | 17,3% | 19,1% | 8,5% | 39,9% | 45,8% | 37,9%
S. P. Atacama 1 46,5% | 6,6% | 6,1% | 3,5% | 7,3% | 0,0% | 0,9% | 0,8% |39,3% | 5,5% | 15,6% | 16,6%

2.6 CONSIDERACIONES DEL PROGRAMA DE OBRAS INDICATIVO

El Programa de Obras de Generacién y Transmision elaborado por la Comision, de acuerdo a lo
estipulado en el articulo 162° de la Ley y el articulo 38° del Reglamento de Precios de Nudo,
considera las centrales existentes y en construccion, asi como también otras alternativas de
desarrollo en el horizonte establecido en la ley y segun los antecedentes indicados en el Informe
Técnico Anual “Programa de Obras de Generacion y Transmision en el Sistema Interconectado
Central (SIC) y en el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING)” de agosto de 2015 vigente.

Sin perjuicio de lo anterior, esta Comision ha actualizado el Programa de Obras tomando en
consideracion nuevos antecedentes proporcionados por aquellas empresas propietarias de
instalaciones que tienen en construccion unidades generadoras y por empresas que tienen en
construccion instalaciones de transmision, cuyos proyectos hayan cumplido los requisitos indicados
en el articulo 31° del Reglamento de Precios de Nudo.

2.6.1 Alternativas de expansion del parque generador

Para determinar las alternativas de expansion y la localizacion indicativa de las centrales de
generacion en estudio, esta Comision ha tenido en vista los antecedentes disponibles del Servicio
de Evaluacion Ambiental, respecto de los proyectos de generacion en estudio que poseen distintas
empresas y que estan en proceso de evaluacion del impacto ambiental por parte de dicha
institucion. Ademas se ha solicitado informacion a las empresas de generacién actualmente
operando y a aquellas de las cuales se tiene informacion relacionada con posibles proyectos en
estudio que estén llevando a cabo actualmente.

En cuanto a los tipos de tecnologia de generacion, y en virtud a lo estipulado en la Ley N°20.257,
que introduce modificaciones a la Ley, respecto de la generacion de electricidad con fuentes de
energia renovables no convencionales, se ha considerado también en el presente plan de obras, la
inclusion de centrales generadoras pertenecientes a este tipo de tecnologias que cumplan con lo
establecido en la ya mencionada ley.

A partir de lo anterior, esta Comision conformd un set de proyectos de generacion, técnica y
economicamente factibles de ser desarrollados en el horizonte 2016-2031, incluyendo alternativas

tecnolégicas que cubrieran diferentes fuentes energéticas. Estos proyectos fueron escalados de
acuerdo a una utilizaciéon optima de los recursos disponibles, por lo que para la determinacion del
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plan de obras indicativo las centrales incorporadas no son necesariamente asimilables a desarrollos
particulares. En ese sentido, los agentes del mercado eléctrico tomaran las decisiones privadas de
acuerdo a criterios individuales, que pueden no responder necesariamente a los mismos bajo los
cuales se ha efectuado la modelacion de la fijacion de precios de nudo, que se relacionan con una
utilizacion adecuada de los recursos bajo una optica sistémica. Estos criterios individuales pueden
incluir por ejemplo, el establecimiento de contratos de suministro con clientes, la disponibilidad de
combustibles, entre otros.

Las caracteristicas y criterios generales aplicados en la eleccion de los proyectos analizados se
describen en el “Programa de Obras de Generacion y Transmision en el Sistema Interconectado
Central (SIC) y en el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING)”, de agosto de 2015,
publicado en la pagina web de la Comisién.

2.6.2 Costos Unitarios de Inversion por Tecnologia

Los costos de inversion considerados para las centrales de generacion del presente Informe
Técnico son los que se presentan en la Tabla 12. Estos costos se fundamentan en la descripcion

hecha para cada tecnologia y los antecedentes presentados en el “Informe Costos de Inversion por
Tecnologia de Generacion” de agosto de 2015.

Para proyectos de centrales termoeléctricas a carbon, los costos de inversion incluyen la
realizacion de puertos necesarios para la descarga y almacenamiento del carbon, y los costos de
los equipos de mitigacién ambiental. Ademas, para estos proyectos, asi como también para los
solares fotovoltaicos, geotérmicos, y eodlicos, los costos de inversion incluyen la subestacion y la
linea de conexion el sistema.

Tabla 12: Costos de inversion de centrales de generacion por tecnologia

Carbon " 3,000

GNL-CC 1.300
Edlica 2.300

Solar Fotovoltaica 2.100
Geotérmica 6.500

Para el Costo de Operacion, Mantenciéon y Administracion de las instalaciones de generacion del
programa de obras indicativo, se ha utilizado como valor fijo el equivalente al 2% del costo de
inversion de cualquier tipo de central de generacion.

2.7 MODELACION DEL CONTROL DE FRECUENCIA DEL SISTEMA

Sin perjuicio de que los desarrollos de generacion previstos reconocen en sus costos de inversion
elementos de control y regulacion de frecuencia, mantener la frecuencia del sistema dentro de los
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limites establecidos por la reglamentacion vigente requiere de una operacion coordinada de las
unidades de generacion, destinada a mantener un margen de reserva de potencia en el sistema.

Para este efecto se ha incorporado en la modelaciéon una reduccién de 8,5% de la potencia de
centrales termoeléctricas generadoras del SING que no han sido limitadas por restricciones
operacionales.

2.8 MODELACION DEL CONTROL DE TENSION DEL SISTEMA

De igual forma, las instalaciones previstas contemplan costos en elementos de compensacion, sin
embargo, estos costos no permiten a priori suponer que se pueda prescindir de una operacion
coordinada, con objeto de mantener los rangos de tension dentro de los limites aceptados.

Asi, la regulacion de tension es efectuada mediante el despacho de una unidad de generacion
destinada a mantener los perfiles de tension en los rangos nominales. Para este efecto se ha
incorporado en la modelacion descrita anteriormente la operacion forzada de una unidad de 4
MW ubicada en la ciudad de Arica.

2.9 MODELACION DEL SISTEMA DE TRANSMISION

En relacion al sistema de transmision, el modelo incluye la representacion lineal por tramo de las
pérdidas en las lineas, considerando 5 tramos de pérdidas para el sistema de transmision troncal.

Se representa en forma simplificada el sistema de transmision del SING, incorporando
instalaciones desde el nivel de 66 kV hasta el nivel de 500 kV.

Se han incorporado las instalaciones del sistema de transmision troncal, considerando las
capacidades técnicas del mismo, de acuerdo a los antecedentes disponibles por esta Comision.

La modelacion de los sistemas de transmision considera también la reduccion de algunos tramos
en paralelo, y la utilizacion del criterio N-1 para tramos relevantes del sistema.

2.10 ACTUALIZACION DEL VALOR DEL COSTO DE FALLA

En base al Estudio “Costo de Falla de Corta y Larga Duracién SIC, SING y SSMM” remitido a los
CDEC con carta CNE N° 324 de fecha 3 de agosto de 2012 para su distribucion entre las empresas
integrantes, se presenta la actualizacion del Valor de Costo de Falla de Larga Duracién, conforme a
la estructura aplicable indicada en el Anexo N°6 del Informe Técnico de Precio de Nudo de octubre
de 2013.
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De acuerdo a lo anterior, el costo de falla medio del SING esta determinado para restricciones de
5, 10, 20 y 30%, y periodos de 1, 2 y 10 meses respectivamente. Adicionalmente se utilizé
ponderadores para cuatro sectores economicos: residencial, comercial, minero y empresas varias.

Por ultimo, para cada una de las cuatro componentes sefialadas se indica su féormula de
indexacion, para finalmente determinar el costo de falla en el SING.

2.11 COSTO DE RACIONAMIENTO

Para la determinacion del valor actualizado del costo de racionamiento, se procede a tomar las
cuatro componentes (sector residencial, comercial y mineria y empresas varias) y se multiplica
cada costo de racionamiento por su indexador correspondiente. Con ello se obtienen los costos de
racionamiento para cada sector, para todas las profundidades y duraciones de racionamiento

incluidas en el estudio.

A continuacién se muestran los Indexadores de los cuatro sectores economicos mencionados

anteriormente.

Tabla 13: Indexadores Costo de Falla de Larga Duracion SING

SECTOR MINERO (IM)

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 0.83 0.75 0.68
10% 0.73 0.69 0.65
20% 0.65 0.65 0.65

30% 0.62

0.63 0.64

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses

5% 0.72 0.73 0.73

10% 0.75 0.75 0.75

20% 0.76 0.76 0.76

30% 0.78 0.78 0.79
SECTOR RESIDENCIAL (IB)

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 1.04 1.04 1.04
10% 1.04 1.04 1.04
20% 1.04 1.04 1.04
30% 1.04 1.04 1.04

SECTOR COMERCIAL (IC)

Profundidad 1 mes 2 meses 10 meses
5% 1.10 1.10 1.10
10% 1.10 1.10 1.10
20% 1.10 1.10 1.10
30% 1.10 1.10 1.10

El costo de racionamiento del sistema se obtiene sumando los costos indexados de cada sector,
multiplicados por su importancia relativa. El Costo de Racionamiento promedio indexado del
sistema se obtiene aplicando las probabilidades de ocurrencia de cada escenario.
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2.12 TASA DE ACTUALIZACION

La tasa de actualizacion considerada para las simulaciones es de 10%, segun lo estipula el articulo
35° del Reglamento de Precios de Nudo.

2.13 CALIDAD DE SUMINISTRO EN EL SING

La calidad de suministro se ha considerado respecto de los parametros Indisponibilidad de
Generacion, Indisponibilidad de Transmision, Regulacion de Frecuencia y Regulacion de Tension.

2.13.1 Simplificaciones Adoptadas
Para la modelacion del sistema eléctrico se han adoptado las siguientes simplificaciones:

a) Modelacion uninodal del sistema eléctrico para determinacion de probabilidad de pérdida
de carga en generacién y costos de regulacion de tension y frecuencia.

b) Representacion multinodal del sistema eléctrico para determinacién de probabilidad de
pérdida de carga en transmision.

2.13.2 Indisponibilidad de Generacion

Se ha determinado la indisponibilidad de generacién asociada al plan de obras utilizado en la
presente fijacion.

La indisponibilidad del sistema de generacion es representada a través del desarrollo de un modelo
estatico anual que considera la curva de duracion de la demanda del sistema y las
indisponibilidades caracteristicas de las unidades generadoras del sistema.

La modelacion utilizada reemplaza las unidades generadoras reales por unidades ideales con
disponibilidad igual a 100% obteniéndose la curva de duracion de la demanda “equivalente” a
partir del proceso de convolucidn entre la curva de duracion de la demanda vy las distribuciones de
indisponibilidad de cada una de las unidades del sistema.

Una vez obtenida la curva de duracién de la demanda equivalente y a partir de la capacidad de
oferta de potencia reconocida al sistema se obtiene la probabilidad de pérdida de carga (LOLP)
como indicador que representa el nimero de horas esperado en que el sistema de generacién no
es capaz de absorber la demanda de potencia del sistema durante las horas de punta.

Este valor corresponde al mismo determinado en la fijaciéon de octubre de 2015 y alcanza el valor:

Indisponibilidad de Generacion SING = 3,40 horas/afio
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2.13.3 Indisponibilidad de Transmision

La indisponibilidad de transmisiéon se ha tratado mediante afectacion directa de los factores de
penalizacion considerando que los modelamientos que les dieron origen no incorporaron factores
de indisponibilidad.

Para ello se efectué una simulacidon estatica de la operacion del sistema eléctrico para una
condicion tipica de operacion en la hora de demanda maxima utilizando el modelo multinodal PCP.

Considerando una tasa de indisponibilidad de 0,001760 horas/km al afio se ha simulado la
operacion del sistema para diferentes escenarios de indisponibilidad de lineas. Se ha considerado
la salida sucesiva de 23 tramos re-despachando el abastecimiento en cada caso y observando los
casos en que la demanda total del sistema no fue abastecida.

A cada escenario de insuficiencia de demanda y a su distribucion de costos marginales por barra se
asigno la probabilidad correspondiente, determinando un coeficiente promedio de sobrecosto por
sobre el costo marginal promedio del caso base sin salidas de lineas.

Como costo de falla se usé el costo correspondiente declarado en el cuerpo de este informe, y se
acumularon las tasas de falla asociadas a cada escenario de falla. Los resultados son los siguientes:

Indisponibilidad de Transmision SING = 0,24 horas/afio
Factor de Sobrecosto por Indisponibilidad = 1,000085 p.u.

Este coeficiente destinado a afectar a los factores de penalizacion resulta ser bajo pues el modelo
utilizado reconoce que pocos eventos de salida de lineas, asociados a su vez a bajas
probabilidades, provocan insuficiencia en el abastecimiento de la demanda.

Se afectd los factores de penalizacion de potencia por dicho factor de sobrecosto. Los factores de
penalizacion de potencia presentados en el cuerpo de este Informe Técnico incluyen este factor de

sobrecosto.

Cabe sefialar lo siguiente:

e Las metodologias para el tratamiento de los indices de calidad de suministro deben
entenderse de exclusiva aplicacién en la presente fijacion de precios.

e Los parametros definidos no pueden entenderse como una condicionante del trabajo que el
CDEC debe efectuar para cumplir con lo establecido en la letra d) del Articulo 36° del Decreto
Supremo N°291 de 2007, del Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion.
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3 RESULTADOS

3.1PROGRAMA INDICATIVO DE OBRAS DE GENERACION

De acuerdo a los antecedentes considerados y a la metodologia descrita en los puntos anteriores,
el programa indicativo de obras de generacion para la presente fijacion se muestra en la Tabla 14:

Tabla 14: Programa indicativo de obras de generacion

Potencia Neta
o rVICH _"'.'|'._'_.

EOLICO SING | dic-25 200 Edlica Laberinto 220

i ol Eage T Dy anibes ) 156
ipo de Tecnologia FUunito age Lonex

Solar SING IV feb-26 150 Solar Fotovoltaica Lagunas 220
MEJILLONES 1l oct-26 300 Carbon Chacaya 220
EOLICO SING IV ene-30 200 Edlica Encuentro 220

TARAPACA Il oct-30 300 Carbon Tarapaca 220
EOLICO SING Il ene-31 300 Edlica Encuentro 220

Es importante sefalar que dicho programa de obras responde al resultado del ejercicio de
planificacion descrito, considerando los supuestos de prevision de demanda, proyeccion de costos
de combustibles y demds antecedentes mencionados. En ese sentido, este plan no refleja
necesariamente centrales o proyectos particulares, sino que se efectua en base a la identificacién
de la mejor utilizacion de los recursos energéticos potenciales.

De acuerdo a este programa indicativo de obras de generacion, y considerando la totalidad de la
matriz de centrales de generacion eléctrica para el horizonte de evaluacion, la generacion anual de
energia en el SING, por tecnologia, es la que se muestra en el siguiente grafico:

Figura 2: Generacion anual de energia eléctrica SING [GWHh]
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En base a las obras de generacion y transmision en construccién, al programa indicativo de obras
de generacion descrito, y a los supuestos y metodologias sefialados en los puntos anteriores, se
calculan los precios de nudo en las secciones siguientes.

3.2 PRECIO BASICO DE LA ENERGIA

Sobre la base de las caracteristicas de las unidades y las curvas de carga del sistema eléctrico se
han calculado los costos marginales para los diferentes afios de operacion analizados en el sistema
eléctrico en el nudo Crucero 220 kV. Una vez obtenidos los costos marginales mensuales, es
posible calcular el costo marginal promedio ponderado actualizado en el periodo de 48 meses a
partir de abril de 2016.

El cuadro siguiente muestra los costos marginales resultantes entre los meses de abril de 2016 y
marzo de 2020, y el valor del costo marginal actualizado.

Tabla 15: Costos Marginales y Demanda de Energia Nudo Crucero 220 kV

Lescuento

2016 Abril 376 452,76 1,000

2016 Mayo 42,6 462,40 0,992
2016 Junio 42,6 455,29 0,984
2016 Julio 47,6 474,31 0,977
2016 Agosto 37,7 473,79 0,969
2016 Septiembre 36,4 460,73 0,961
2016 Octubre 35,8 436,71 0,953
2016 Noviembre 33,8 414,69 0,946
2016 Diciembre 33,2 430,25 0,938
2017 Enero 39,6 537,02 0,931
2017 Febrero 40,5 483,94 0,923
2017 Marzo 41,0 534,01 0,916
2017 Abril 39,8 513,10 0,909
2017 Mayo 43,2 526,12 0,902
2017 Junio 40,1 514,92 0,895
2017 Julio 43,1 534,58 0,888
2017 Agosto 39,3 464,96 0,881
2017 Septiembre 36,7 450,46 0,873
2017 Octubre 37.3 466,24 0,867
2017 Noviembre 344 451,16 0,860
2017 Diciembre 34,1 465,94 0,853
2018 Enero 35,5 530,98 0,846
2018 Febrero 38,7 478,18 0,839
2018 Marzo 41,1 528,58 0,833
2018 Abril 41,4 510,91 0,826
2018 Mayo 35,8 528,10 0,820
2018 Junio 37,7 513,76 0,813
2018 Julio 36,8 530,88 0,807
2018 Agosto 34,9 531,18 0,801
2018 Septiembre 34,0 513,80 0,794
2018 Octubre 36,0 531,72 0,788
2018 Noviembre 34,1 514,53 0,782
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Descuento

2018 Diciembre 34,8 531,42 0,775
2019 Enero 37,2 550,21 0,769
2019 Febrero 41,0 495,51 0,763
2019 Marzo 44,7 547,75 0,757
2019 Abril 44,2 529,45 0,751
2019 Mayo 41,7 547,26 0,745
2019 Junio 39,9 532,37 0,739
2015 Julio 40,4 550,12 0,734
2019 Agosto 38,1 550,42 0,728
2019 Septiembre 37,0 532,41 0,722
2019 Octubre 39,8 550,97 0,716
2019 Noviembre 36,5 533,15 0,710
2019 Diciembre 38,3 550,66 0,705
2020 Enero 45,1 576,11 0,699
2020 Febrero 51,8 537,04 0,694
2020 Marzo 55,5 573,60 0,689

El Precio Basico de la Energia se calcula entonces en el nudo troncal Crucero 220 kV a partir de la
asociacion de consumos aguas abajo de esta barra. Para esto, se han considerado los costos
marginales esperados y energias mensuales tanto en esta barra como en las barras de consumo
asociadas a esta, mostrados en la tabla precedente.

De esta forma, considerando los primeros 48 meses de operacion contados a partir del 1 de abril
de 2016, el precio basico de la energia se determina como:

48 CMgNrefi ENref,i

i=1 1-
Precio Basico Energia,qum REFERENCIA = (1E+ ) :

48 Nref i

i=1 (1 + r)i—l
Donde:
|\ : Nudo troncal definido como Subestacion Basica de Energia para el Precio de Nudo

Basico de la Energia, Crucero 220 kV.

CMgnrer; : Costo marginal mensual en el mes i en la Subestacion Basica de Energia.
Enref; : Energia mensual en el mes i asociada a la Subestacion Basica de Energia.
i : Mes i-ésimo.
r : Tasa de descuento mensual, equivalente a 10% anual.

El Precio Basico de la Energia, asi resultante, para el nudo Crucero 220 kV, es de:

Precio Basico Energia = 38,374 [USS/MWh] x 682,07 [S/USS] = 26,174 [$/kWh]
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3.3PRECIO BASICO DE LA POTENCIA DE PUNTA

El Precio Basico de la Potencia de Punta se obtiene del costo de ampliar la capacidad instalada en
turbinas a gas diésel, conforme a las disposiciones establecidas en el articulo 162°, N°3 de la Ley.
Este se obtiene a partir de la siguiente expresion:

Ppﬂt[US$/l(W/mE5] == {(CTG FRCTG + CSE FRCSE + CLT FRCLT)CF . CDP}(I + MRT) (1 . FP)

Sus valores se muestran a continuacion:

Tabla 16: Factores para calculo del Precio Basico de la Potencia de Punta

Precio Basico de |la Potencia, Lagunas 220, Unidad Diesel 70 [MW/|
Crc [USS/kW] 594,87 Costo unitario de |la unidad generadora para este proyecto.
Factor de recuperacion de capital de la inversién de la unidad generadora,
FRG [ 0,008785 - e .
corresponde a la mensualidad de la inversion sobre una vida Gtil de 20 afios.
Csg [USS/kW] 66,752 Costo unitario de |a subestacion eléctrica de este proyecto.
Factor de recuperacion de capital de la inversion de la subestacion eléctrica,
FRCg [- 0,008459 y e S
corresponde a la mensualidad de la inversion sobre una vida Gtil de 30 afios.
Costo unitario de la linea de transmision que conecta la subestacion de este proyecto
CLT[USS/kW] 9,200 g
con la subestacion Lagunas.
Factor de recuperacion de capital de la inversion de la linea de transmision,
FRC, 1 [-] 0,009366 , , , T
corresponde a la mensualidad de la inversion sobre una vida util de 20 afios.
CFl[-] 1,048809 Costo financiero.
Cfijo[USS/kW] 1,188 Costo fijo de operacion y mantenimiento.
1+ MRT [-] 1,1176 Incremento por Margen de Reserva Tedrico.
1+FP[-] 1,00428 Factor de pérdidas
Pbpot[USS/kW/mes]  8,2503 Precio Basico de la potencia.

Se ha adoptado un margen de reserva teorico (MRT) de 11,76% para todos los nudos en
consistencia con lo utilizado en la anterior fijacion correspondiente a una disponibilidad promedio
de 89,48% de las unidades generadoras mas economica para suministrar potencia adicional
durante las horas de demanda maxima anual del sistema eléctrico, esto es, turbinas a gas diésel.

El Precio Basico de la Potencia, asi resultante, para el nudo de referencia, es:

Precio Basico Potencia de Punta = 8,2509 [USS/kW/mes] x 682,07 [S/USS] = 5.627,69 [$/kW/mes]

3.4PRECIOS DE ENERGIA Y POTENCIA EN EL RESTO DEL SING

Los precios de energia en los restantes nudos troncales del sistema de transmision se determinan
aplicando los factores de penalizacion senalados en la Tabla 17, los cuales incorporan las
exigencias de calidad de servicio correspondientes descritas en el presente informe.

Los Factores de Penalizacion de Energia resultan de referir los precios determinados en el resto de
las subestaciones principales del SING respecto del nudo de referencia Crucero 220 [kV]. La
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determinacién de los precios mencionados entre otros factores considera las pérdidas marginales
y saturaciones del sistema de transmision asi como también los costos de operacion del sistema.

Los precios de potencia en los restantes nudos o barras del SING se determinaron aplicando
Factores de Penalizacion al Precio Basico de la Potencia sefalado en la Tabla 17.

Estos factores se obtienen de referir al nudo de referencia (Lagunas 220 kV), los precios para el
blogue de mayor demanda para cada nudo troncal. Dichos factores de penalizacién incorporan las
exigencias de calidad de servicio correspondientes descritas en el presente informe.

En las tablas siguientes se muestran los factores de penalizacion y los precios de energia y potencia
resultantes en las distintas barras troncales del SING.

Tabla 17: Factores de penalizacion y precios de nudo

PRECIOS DE NUDO

FACTORES DE PENALIZACION

TENSION

ENERGIA  POTENCIA
[kV] ENERGIA POTENCIA SAWB]  [</kW/mes]
ATACAMA 220 1,0017 0,9723 26,218 5.471,80
CALAMA 220 0,9993 0,9682 26,156 5.448,73
CHUQUICAMATA 220 1,0102 0,9720 26,441 5.470,11
CONDORES 220 1,0382 1,0329 27,174 5.812,84
CRUCERO 220 1,0000 0,9638 26,174 5.423,97
EL COBRE 220 1,0062 0,9792 26,336 5.510,63
EL TESORO 220 1,0207 0,9867 26,716 5.552,84
ENCUENTRO 220 0,9984 0,9630 26,132 5.419,47
ESPERANZA SING 220 1,0223 0,9886 26,758 5.563,53
LABERINTO 220 1,0055 0,9750 26,318 5.487,00
LAGUNAS 220 1,0221 1,0000 26,752 5.627,69
NUEVA VICTORIA 220 1,0147 0,9760 26,559 5.492,63
O'HIGGINS 220 0,9988 0,9690 26,143 5.453,23
PARINACOTA 220 1,0639 1,0720 27,847 6.032,88
POZO ALMONTE 220 1,0259 1,0037 26,852 5.648,51
TARAPACA 220 1,0188 0,9994 26,666 5.624,31

3.5FACTOR DE REGULACION DE TENSION

De acuerdo a lo senalado en la seccion de Modelacion del Control de Tension del Sistema del
presente informe, se incorporé la operacion forzada de una unidad con el objeto de reflejar la
regulacion local de tension en los limites aceptados. El sobrecosto de esta operacion forzada se
incorporo como un coeficiente por el que se ponderd los costos marginales de energia obtenidos
de la simulacién, lo que permite recuperar la diferencia de costos de operacion en el mismo
periodo de calculo de precios de nudo. El perfil de costos marginales mostrados en el cuerpo de
este informe considera este efecto. Dicho coeficiente se presenta a continuacion:

Frv=1,0017
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3.6 FORMULAS DE INDEXACION PARA PRECIOS DE NUDO

3.6.1 Indexacion del precio de la potencia punta’

Los parametros de la férmula de indexacion de la potencia representan el peso relativo de cada
una de las componentes utilizadas en la determinacion del precio basico de la potencia, y se
obtienen y justifican a partir del valor de las derivadas parciales de dicho precio respecto a cada
una de las variables utilizadas.

Dol; PPIturb; PPI; IPC;
Pb($/kW)/mes] = Pbo [~ ( Coef '+ Coef, 7t ) + Coefy
L(3/5W) [mes] % Dol, ! PPIturb, % PPI, *IPC,
Dénde:
Pb : Precio basico de la potencia actualizado en $/kW/mes.
Pb, Precio basico de la potencia vigente en $/kW/mes, segun la ultima fijacion tarifaria.
Dol; Délar observado EEUU promedio publicado por el Banco Central correspondiente
al mes anterior a cual se registre la indexacion.
Dol, : Dolar observado EEUU promedio segun la dltima fijacion tarifaria.
PPIturb;: Producer Price Index Industry Data: Turbine & Turbine Generator Set Unit Mfg,
correspondiente al sexto mes anterior al cual se registre la indexacion.
PPIturby: Producer Price Index Industry Data: Turbine & Turbine Generator Set Unit Mfg,
segun la ultima fijacion tarifaria.
PPI; : Producer Price Index- Commaodities, correspondiente al sexto mes anterior al cual
se registre la indexacion.
PPl, : Producer Price Index- Commodities, segun la ultima fijacion tarifaria.
PG indice de precio al consumidor para el segundo mes anterior al cual se registre la
indexacion.
IPC, : indice de precios al consumidor segun la Gltima fijacién tarifaria

A continuacion se presentan en la Tabla 18 los indexadores para el precio de la potencia y luego
en la Tabla 19 los coeficientes de la formula de indexacion del precio basico de la potencia para la
presente fijacion.

1 \a férmula de indexacion, asi como la estructura y valores base del calculo del precio basico de la potencia, han sido
determinados considerando el “ESTUDIO DE DETERMINACION DE LOS COSTOS DE INVERSION Y COSTOS FUOS DE
OPERACION DE LA UNIDAD DE PUNTA EN SISTEMAS SIC, SING Y SSMM” del 2012. Dicho estudio se enmarca dentro de lo
estipulado en el Reglamento de Precio de Nudo, especificamente en su articulo 49°.
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Tabla 18: Indexadores Precio de |a Potencia

Indexador Loncepto

Fecha

Dolar Observado Potencia Banco Central 682,07 m_a_r-_lﬁ

Producer Price Index Industry Data: Turbine & ; BN Y EOr e
Turbine Generator Set Unit Mf Potencia www.bls.gov, 221,0 oct-15

a g PCU333611333611 e

, L . Bureau of Labor Statistics
Producer Price Index- Commodities Potencia : h!s.gruv, WPUO00000000 187.5 oct-15
indice de precio al consumidor Potencia WG N_Et::mnal de 123,11 feb-16

Estadisticas

Tabla 19: Coeficientes Formula de Indexacion Precio Basico de la Potencia

Lagunas 220 70 5.627,69 0,50031 0,09999 0,3997

3.6.2 Indexacion del precio de la energia

El precio de nudo de la energia serd indexado respecto de las variaciones que experimente el
precio medio de mercado de acuerdo a la siguiente expresion:

Preci fa = Precio b PMM“
recio energia = Precio base
&l PMM,
Donde:
PMM; : Precio Medio de Mercado determinado con los precios medios de los contratos de

clientes libres y ventas efectuadas a precio de nudo de largo plazo de las empresas distribuidoras
segun corresponda, informados a la Comisién Nacional de Energia por las empresas generadoras,
correspondientes a la ventana de cuatro meses que finaliza el tercer mes anterior a la fecha de
publicacion de este precio.

PMM, : Precio Medio de Mercado determinado con los precios medios de los contratos de
clientes libres y ventas efectuadas a precio de nudo de largo plazo de las empresas distribuidoras
segun corresponda, informados a la Comision Nacional de Energia por las empresas generadoras,
correspondientes a la ventana de cuatro meses establecida en la normativa vigente. Para la
presente fijacion este valor corresponde a 54,944 S/kWh.

A mas tardar el primer dia habil de cada mes, la Comisiéon publicara en su sitio de dominio
electronico, el valor del PMM; respectivo, para efectos de la aplicacion de la férmula anterior.

Los precios medios de los contratos antes sefialados seran indexados mediante el indice de Precios
al Consumidor (IPC), al mes anterior al cual se realice la aplicacion de la férmula de indexacién de
la energia.
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3.7 DETERMINACION BANDA DE PRECIOS DE MERCADO Y COMPARACION
PRECIO MEDIO TEORICO CON PRECIOS DE MERCADO

3.7.1 Determinacion Precio Medio Basico

Conforme a lo establecido en el inciso primero del Articulo 168° de la Ley, el Precio Medio Basico,
considerando un Factor de Carga del sistema de 0,870, resulta ser igual a:

Tabla 20: Precio Medio Basico

Precio Medio Basico SING

Precio Basico Energia [S/kWh] 26,174
Precio Basico Potencia [S/kW/mes] 5.423,97
Precio Medio Bésico [$/kWh] 34,714

3.7.2 Determinacion de Banda de Precios de Mercado

Segun lo establecido en los nimeros 2, 3 y 4, del articulo 168° de la Ley, para la determinacion de
la Banda de Precios de Mercado (BPM) se debe determinar la diferencia porcentual
(APMB/PMM%) entre el Precio Medio Basico, calculado en el punto anterior, y el Precio Medio de
Mercado (PMM) determinado en conformidad a lo establecido en el articulo 167° de la Ley. Esta
comparacion se muestra en la Tabla 21.

Tabla 21: Comparacién Precio Medio Basico — Precio Medio de Mercado

Precio Medio Basico — Mercado SING ‘ kWi '||

Precio Medio Basico [S/kWh] 34,714
Precio Medio de Mercado [S/kWh] 54,944
A PMB / PMM (%) -36,82%

El procedimiento para determinar la Banda de Precios de Mercado (BPM) se describe a
continuacion:

APMB
P 0

5% * Sl PMM o < 30%

2 1APMB APMB

— —_— — L 1 ﬁ —

BPM = | PMM % — 2% :s5130% < oMM |% < 80%

30% . 5i 80% < O
° bl 7T

De la aplicacién del procedimiento descrito anteriormente, el limite inferior de la BPM para la
presente fijacion resulta igual a -12,70%.

3.7.3 Comparacion Precio Medio Tedrico — Precio Medio de Mercado

En conformidad al procedimiento estipulado en el articulo 167° de la Ley, la diferencia porcentual
entre el Precio Medio de Mercado y el Precio Medio Tedrico resulta ser igual a:
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Tabla 22: Comparacion Precio Medio Teorico — Precio Medio de Mercado

erecio Medio Teornico - Mercado SING

Precio Medio Tedrico [$/kWh] 43,446
Precio Medio de Mercado [S/kWh] 54,944
Diferencia (%) -20,93%

Dicha diferencia porcentual es menor al limite inferior de la BPM calculado en el punto anterior.
Por lo tanto, segun lo sefialado en el articulo 168° de la Ley, se ha procedido a ajustar todos los
precios de nudo, sélo en su componente de energia, por un coeficiente Gnico, de modo de alcanzar
el limite inferior de la BPM.

Tabla 23: Comparacion Precio Medio Tedrico Ajustado — Precio Medio de Mercado

- = = i

Precio Medio Teorico Ajustado - Mercado SING S/kWh
Precio Medio Tedrico Ajustado [$/kWh] 47,967
Precio Medio de Mercado [S/kWh] 54,944
Diferencia (%) -12,70%

3.7.4 Precios de Nudo Ajustados a Banda de Precios
Con el Ajuste de la Banda los precios de nudo se presentan en la Tabla 24.

Tabla 24: Factores de penalizacion y precios de nudo ajustados a banda

PRECIOS DE NUDO

FACTORES DE PENALIZACION

TEFEUN ENERGIA POTENCIA

] ENERGIA POTENCIA ($/KWh] ($/kW/mes]
ATACAMA 220 1,0017 0,9723 31,434 5.471,80
CALAMA 220 0,9993 0,9682 31,359 5.448,73
CHUQUICAMATA 220 1,0102 0,9720 31,701 5.470,11
CONDORES 220 1,0382 1,0329 32,58 5.812,84
CRUCERO 220 1,0000 0,9638 31,381 5.423,97
EL COBRE 220 1,0062 0,9792 31,576 5.510,63
EL TESORO 220 1,0207 0,9867 32,031 5.552,84
ENCUENTRO 220 0,9984 0,9630 31,331 5.419,47
ESPERANZA SING 220 1,0223 0,9886 32,081 5.563,53
LABERINTO 220 1,0055 0,9750 31,554 5.487,00
LAGUNAS 220 1,0221 1,0000 32,075 5.627,69
NUEVA VICTORIA 220 1,0147 0,9760 31,842 5.492,63
O'HIGGINS 220 0,9988 0,9690 31,343 5.453,23
PARINACOTA 220 1,0639 1,0720 33,386 6.032,88
POZO ALMONTE 220 1,0259 1,0037 32,194 5.648,51
TARAPACA 220 1,0188 0,9994 31,971 5.624,31
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3.8 CARGOS POR ENERGIA REACTIVA

3.8.1 Indexacidn cargos por energia reactiva

Los cargos por energia reactiva de la actual fijaciéon fueron calculados considerando la variacion del
tipo de cambio (dolar acuerdo) y la variacion del valor real del délar en adquisicion de maquinaria
eléctrica, IPM USA, de acuerdo a lo indicado en los Indexadores de la Tabla 25.

Tabla 25: Indexadores Cargos por Energia Reactiva

Délar Acuerdo Banco Central 792,89 30-09-2015 799,96 31-03-2016

IPM USA Bureau of Labor Statistics 168,5 jul-15 168,3 ene-16

3.8.2 Condiciones de aplicacion

Los cargos para los diferentes rangos de tension se muestran en la Tabla 26. Estos valores se
aplicaran en cada uno de los puntos de compra de toda empresa distribuidora de servicio publico
que esté recibiendo energia eléctrica de una empresa generadora o de otra empresa distribuidora
de servicio publico, horariamente, conforme al siguiente procedimiento:

1. Medir y registrar energia activa, reactiva inductiva y reactiva capacitiva.
Calcular el cociente entre energia reactiva inductiva y energia activa.

3. Conforme al cociente anterior y de acuerdo al nivel de tension del punto de compra,
aplicar los cargos por energia reactiva inductiva presentados en la Tabla 26 para cada una
de las horas del periodo comprendido entre las 08:00 y 24:00 hrs.

4. Se exceptua la aplicacion de los siguientes cargos soOlo para aquellas horas
correspondientes a los dias domingos o festivos.

El mecanismo de aplicacion de los cargos sefalados en la Tabla 26, sera detallado en el Decreto de
Precios de Nudo respectivo.

En aquellos casos en que existan puntos de compra con mediciones que incluyan inyecciones o
consumos de energia activa o reactiva, distintos a los reconocidos por la empresa distribuidora
consumidora, |a Direccion de Peajes del CDEC respectivo, debera realizar un balance horario que
permita identificar el consumo de energia activa y reactiva al cual se deben aplicar los recargos
presentados en la Tabla 26 segun corresponda.
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Tabla 26: Cargos por energia reactiva inductiva segun nivel de tensién de punto de compra

Cargo para tension Largo para tension Largo para tension

superior a 100 kv entre 100 kV y 30 kV inferior a 30 kV

S/KVArh

Desde 0 y hasta 20 0 0 0

Sobre 20 y hasta 30 5,970 0 0
Sobre 30 y hasta 40 10,750 10,750 0
Sobre 40 y hasta 50 10,750 10,750 10,750
Sobre 50 y hasta 80 14,326 14,326 14,326
Sobre 80 17,899 17,899 17,899

3.9 COSTO DE RACIONAMIENTO

En base al estudio “Costo de Falla de Corta y Larga Duracion SIC, SING y SSMM” remitido a los
CDEC con carta CNE N°324 de fecha 3 de agosto de 2012 para su distribucion entre las empresas
integrantes, los diferentes valores utilizados segun los niveles de déficit de suministro y el valor
unico representativo del costo de racionamiento estipulado en el articulo 30° del Reglamento de
Precios de Nudo, son los que se presentan en la Tabla 27.

Tabla 27: Costo de falla segun su profundidad

L fRALR "
| |
"

rofundidad de

185,28

0-5% 271,64
5-10% 194,84 285,67
10-20% 282,25 413,81

Sobre 20% 360,52 528,57

Valor unico representativo, denominado Costo de Racionamiento: 271,64 [USS/MWh].

Este valor unico representativo, se obtiene de calcular un precio de nudo de falla, definido como la

valoracion a costo marginal de falla, de |la energia de falla esperada para todas las barras del
sistema, dentro del horizonte de calculo de precio de nudo.

Este valor unico representa el costo por kilowatt-hora (185,28 [S/kWh]), en que incurririan en
promedio los usuarios al no disponer de energia.

3.10CARGO UNICO TRONCAL

A continuacion se presenta las componentes involucradas para determinar el Cargo Unico Troncal
aplicable a las empresas usuarias del respectivo sistema de transmision troncal segun lo establece
la Ley en su articulo 102°.
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3.10.1 Utilizacién del Sistema de Transmisién Troncal Afio 2015

De acuerdo a lo informado por la Direccion de Peajes del CDEC-SING en su Procedimiento
“Contabilidad de Recaudacién Cargo Unico Troncal”, la deuda por la utilizacién del Sistema de
Transmision Troncal y el cargo asociado se muestra en la siguiente tabla.

Tabla 28: Utilizacion STT 2015, CU2

Deuda Utilizaciéon STT 2015 MMS 3.425
Demanda proyectada GWh 1.642
CU2 2015 5/kWh 2,086

En la presente fijacién se ha determinado el saldo actualizado de cada componente que determina
el valor del Cargo Unico Troncal. Los resultados para cada segmento se muestran en la siguiente
tabla.

Tabla 29: Utilizacion STT 2015

L)/ LulD
Deuda Utilizacién STT 2015 MMS 3.425 341
Saldo Periodos anteriores MMS -277 -133

3.10.2 Cargo unico traspasable a usuarios

Se refiere al cargo unico traspasable a usuarios sometidos a regulacién de precios y cargo Unico
segmento de usuarios que se sefiala en la Ley, articulo 102°, letra a), parrafo segundo.

Los saldos obtenidos de la revision de la Utilizacion del Sistema de Transmisidon Troncal durante el
ano 2014 y 2013 seran abonados a la deuda por saldar del afio 2015.

El Cargo Unico Troncal aplicable a los usuarios sometidos a regulacion de precios para el periodo
mayo 2015 - abril 2016 corresponde a 1,918 [S/kWh]. Para el segmento de usuarios que se sefiala
en la Ley, en su articulo 102°, letra a), parrafo segundo se establece un cargo correspondiente a
0,422 [S/kWHh]. Lo anterior se resume en la siguiente tabla:

Tabla 30: Cargo Unico Troncal

Deuda Utilizacion STT 2015 MMS 3.425 341
Saldo Utilizacion STT anteriores MMS -277 -133
Saldo Total a Remunerar MMS 3.148 208
Demanda Proyectada GWh 1.642 491
CU S/kWh 1,918 0,422
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3.11COMPONENTE DE ENERGIA DEL PRECIO MEDIO DE MERCADO DE ACUERDO A
LO ESTABLECIDO EN EL ARTICULO 135° QUINQUIES

Para efectos de establecer el valor maximo de las ofertas en caso de eventuales licitaciones
excepcionales de corto plazo a que se refiere el articulo 135° quinquies de la Ley, la componente
de energia del Precio Medio de Mercado corresponde a 67,564 [USD/MWh], que resulta de
considerar un Precio Medio de Mercado de 80,555 [USD/MWHh] y un precio de potencia de 12,991
[USD/kW/mes).

3.12FACTORES DE MODULACION

En la Tabla 31 se presentan los factores de modulacion de referencia de las barras del SIC y del
SING para efectos de determinar los precios en los puntos de abastecimiento 0 suministro
resultantes de los procesos de licitacion, conforme a lo dispuesto en el articulo 133° inciso cuarto
de la Ley y para efectos de la comparacion de los precios promedio de energia que se deban
traspasar a los clientes finales de conformidad al articulo 157° de la Ley.

Tabla 31: Factores de Modulacion

: - o Factores de Modulacion
Subestacion Troncal ENSION [RV] ' i
Potencia Energia

ATACAMA 220 1,0030 0,7291
CALAMA 220 0,9988 0,7273
CHUQUICAMATA 220 1,0027 0,7353
CONDORES 220 1,0656 0,7557
CRUCERO 220 0,9943 0,7279

EL COBRE 220 1,0102 0,7324

EL TESORO 220 1,0179 0,7429
ENCUENTRO 220 0,9934 0,7267
ESPERANZA SING 220 1,0199 0,7441
LABERINTO 220 1,0058 0,7319
LAGUNAS 220 1,0316 0,7439
MARIA ELENA 220 0,9946 0,7281
QUILLAGUA 220 1,0005 0,7328
SALAR 220 0,9987 0,7321
NUEVA VICTORIA 220 1,0069 0,7386
O'HIGGINS 220 0,9996 0,7270
PARINACOTA 220 1,1059 0,7744
POZO ALMONTE 220 1,0354 0,7467
TARAPACA 220 1,0310 0,7415

D. DE ALMAGRO 220 1,1803 0,7815
CARRERA PINTO 220 1,2637 0,7620
SAN ANDRES 220 1,2593 0,8476
CARDONES 220 1,2681 0,8517
MAITENCILLO 220 1,2792 0,8438
PUNTA COLORADA 220 0,8114 0,8390
PAN DE AZUCAR 220 0,9167 0,9510
DON GOYO 220 0,9280 0,9552
LA CEBADA 220 0,9363 0,9601
LAS PALMAS 220 0,9408 0,9628
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LOS VILOS 220 ‘ 0,9743 0,9873

NOGALES 220 0,9944 0,9998
QUILLOTA 220 1,0032 1,0096
POLPAICO 220 1,0016 1,0008
POLPAICO 220 1,0000 1,0000
LOS MAQUIS 220 1,0190 1,0233
EL LLANO 220 1,0092 1,0139
LAMPA 220 0,9786 0,9881
CERRO NAVIA 220 1,0210 1,0287
CHENA 220 1,0177 1,0251

EL RODEO 220 1,0117 1,0192
MAIPO 220 1,0068 0,9983
CANDELARIA 220 1,0130 0,9982
COLBUN 220 0,9779 0,9686
ALTO JAHUEL 220 1,0102 1,0178
ALTO JAHUEL 500 1,0041 1,0131
MELIPILLA 220 1,0090 1,0270
RAPEL 220 0,9954 1,0196
ITAHUE 220 0,9858 0,9974
ANCOA 500 0,9814 0,9900
ANCOA 220 0,9762 0,9859
CHARRUA 220 0,8998 0,9298
CHARRUA 500 0,9012 0,9311
HUALPEN 220 0,8926 0,9234
LAGUNILLAS 220 0,8952 0,9194
TAP LAJA 220 0,9017 0,9319
CAUTIN 220 0,9397 0,9666
TEMUCO 220 0,9192 0,9562
DUQUECO 220 0,9036 0,9390
LOS CIRUELOS 220 0,9524 1,0795
VALDIVIA 220 0,9475 1,0840
RAHUE 220 0,9495 1,0948
PUERTO MONTT 220 0,9639 1,1114
MELIPULLI 220 0,9629 1,1180
CHILOE 220 0,9715 1,1322

37



