
 

LGB ARJ CVM RPO JNS LCG MCI LSV JMS CCA FCM HVJ RMV 

 

1 

 

Acta Tercera Sesión  

Comité Consultivo Especial de la Norma Técnica para la determinación y 

cálculo de compensaciones por indisponibilidad de suministro  
 

1. Antecedentes Generales: 

Los antecedentes generales respecto de la realización de la tercera sesión del Comité Consultivo 

Especial de la Norma Técnica para la determinación y cálculo de compensaciones por 

indisponibilidad de suministro (en adelante, “Comité”) son los siguientes: 

 

Fecha: Jueves 07 de mayo de 2020 

Hora de Inicio: 10:00 am. 

Hora de Término: 12:50 pm. 

 

2. Participantes 

Los participantes de la segunda sesión del Comité fueron los siguientes: 

 

N° Nombre Empresa/Institución 

1 Lilian García Berg CNE 

2 Aura Rearte Jorquera CNE 

3 Cristóbal Valenzuela Mercadal CNE 

4 Rodrigo Pérez Odeh MEN 

5 Jack Nahmías Suárez  SEC 

6 Luis Calabrán Guerrero Coordinador 

7 Mauricio Camposano Ibarra CGE 

8 Leslie Sepúlveda Vergara Chilquinta 

9 Jorge Javier Muñoz Sepúlveda Saesa 

10 Claudia Carrasco Arancibia Transelec 

11                Felipe Carrasco Mardones Colbún 

12                Hernán Valenzuela Mejías Enel Generación 
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13 Rodrigo Moreno Vieyra Experto técnico 

 

 

Se deja constancia que también participó en la sesión don Pablo Jofré Utreras en representación de 

don Daniel Gómez Sagner por la empresa Enel Distribución. 

 

Se deja constancia que asistieron especialmente invitados los siguientes representantes de la 

Asociación Consumidores Energía no Regulados (“ACENOR”):  Rubén Sánchez, Ricardo Domke, 

Rodrigo Sepúlveda y Sergio Illanes. 

 

Por su parte, también asistió especialmente invitado Javier Bustos representante de EEAG, quien 

presentará en conjunto con Rodrigo Moreno. 

 

También participó en la sesión Loreto Zubicueta Gallardo, abogada del Departamento Jurídico de la 

CNE, Pablo Fernández, Eduardo Esperguel, Claudio Castillo, Juan Pablo Maldonado, todos ingenieros 

del Departamento Eléctrico de la CNE.  

 

No asistió a la tercera sesión la experta técnica Daniela Martínez Gutiérrez. 

 

Se deja constancia que la Presidenta, de acuerdo a lo establecido en el artículo 26° del Reglamento 

para la dictación de Normas Técnicas, autorizó en forma previa al inicio de la sesión, la asistencia a 

la misma a través de medios no presenciales. 

 

3. Desarrollo de la sesión 

Los temas tratados en la sesión fueron los siguientes: 

1) Presentación ACENOR: la Presidenta le otorga la palabra a don Rubén Sánchez quien 

expondrá en representación de ACENOR. 

 

El señor Sánchez comienza señalando que la norma técnica de compensaciones es relevante 

para el sector de los clientes libres que ACENOR representa.  

 

Comenta el señor Sánchez que en términos generales ellos tienen una percepción de mala 

calidad del suministro eléctrico.  

 

Señala el señor Sánchez que, respecto de la calidad, considerando tanto a nivel de 

suministro como de producto, para los clientes industriales resulta muy relevante la 

continuidad de suministro, por lo cual es importante que se ataquen las causas de las 

interrupciones. En términos generales para ACENOR (en base a una encuesta realizada a sus 

asociados) existe una mala percepción de la calidad de suministro. Respecto de los factores 

más influyentes de esta mala percepción estos serían fallas de transmisión y la operación 
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por parte del Coordinador. Agrega, que de acuerdo a indicadores de la SEC, existen 

anualmente 14 horas promedio sin suministro y que en algunos lugares llega a ser de 30 

horas. Estos números se encuentran lejos de la política energética del país que pretende 

alcanzar menos de 4 horas de indisponibilidad al año para el 2035 y 1 hora para el 2050.  

 

En atención a lo expuesto, el señor Sánchez considera que sería recomendable que existiera 

una nota de calidad en atención al servicio recibido por los clientes libres. Las mediciones y 

notas de calidad deberían efectuarse en un conjunto de puntos de retiro de clientes libres. 

  

En otro aspecto, y considerando la relación entre la NT SyCS y la presente norma técnica de 

compensaciones, comenta el señor Sánchez que como clientes libres han tenido que 

implementar muchas medidas tendientes al cumplimiento de exigencias tecnológicas 

(EDAC, SITR, sistemas de medidas, sistemas de protecciones e instalaciones), lo cual les ha 

generado incurrir en gastos que se escapan a lo que son de sus propios giros productivos. 

Lo anterior ha llevado a los clientes libres a estar sometido a amplias exigencias normativas, 

lo cual no es sencillo para ellos ya que no cuentan con los equipos humanos necesarios para 

esto. 

 

Agrega el señor Sánchez que las exigencias que se les imponen como clientes libres no se 

traducen en una mejora en la calidad del suministro eléctrico. Complementa que como 

asociación perciben una gran cantidad de fallas normalmente superiores a lo informado por 

el Coordinador.  

 

Agrega que en general los clientes libres en sus contratos no incluyen cláusulas especiales 

de compensaciones, por lo cual se aplica la normativa vigente. Asimismo, no hay 

antecedentes que algún cliente libre, asociado o no a ACENOR, haya cobrado o recibido 

alguna vez pago de compensaciones a su favor. 

 

Por todo lo expuesto precedentemente, ACENOR expone a continuación su opinión como 

cliente libre ante la elaboración de la norma técnica de compensaciones. 

 

Señala el señor Sánchez que el sistema de compensaciones debe dar una señal económica 

potente a las empresas de transmisión para que realicen inversiones y mantenimientos en 

sus instalaciones, que permitan garantizar un determinado nivel de confiabilidad. 

 

Otro aspecto relevante, es que se fijen estándares acordes al nivel de calidad de servicio 

requerido por los clientes, incluyendo un sistema de compensaciones adecuado. 

 

En relación al impacto de la norma en estudio para los clientes libres, señala ACENOR que 

constituirá un piso para establecer cláusulas de compensación en los contratos y además 

afectará a clientes libres dueños de instalaciones de transmisión. 

Respecto de la ENS, a juicio de ACENOR se deberían considerar tiempos de recuperación 

mayores a los propuestos. Como propuesta, ACENOR señala que considerando que el 
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Reglamento establece que para el cálculo de ENS el tiempo de duración de la falla será 

determinado por el Coordinador, la norma técnica podría establecer criterios para 

determinar dicho tiempo. En ese sentido, la fórmula incluye el término PotNS (Potencia No 

Suministrada) cuya definición se deja a la norma técnica. Por lo tanto, es importante 

proponer una metodología para su definición, de manera que cálculo de la ENS sea lo más 

cercano posible al impacto de las fallas en los procesos productivos de los clientes libres. 

 

Señala ACENOR que estándares muy altos podrían requerir muchas obras de ampliación en 

sistemas zonales. Con motivo de lo anterior resulta necesario también buscar equilibrios 

con los respectivos cargos de transmisión. 

 

El señor Sánchez señala que, si bien como organización consideran legítimo que el regulador 

establezca compensaciones sin considerar las particularidades de cada cliente libre, es 

necesario tener presente que el pago de una compensación no constituye una 

indemnización por todos los perjuicios que ocasionó una eventual indisponibilidad. Por lo 

anterior, ACENOR considera inapropiado el criterio que sólo una vez que se supere cierto 

estándar, los responsables de fallas compensen, pues puede haber agentes que provoquen 

grandes fallas, pero como no superan estándar entonces no pagan nada. 

 

Por último, como sugerencia para la elaboración de la norma técnica se indica que debiesen 

considerarse ventanas móviles y no fijas.  

 

A continuación, toma la palabra Sergio Illanes, quien señala que es importante realizar un 

análisis costo-beneficio para la dictación de la presente norma. Agrega que a su juicio los 

beneficios deben poder cuantificarse.  

 

Sergio Illanes comenta que, respecto de las compensaciones, en un caso particular 

(Proyecto Chuqui-Subterráneo) tuvieron un problema con una empresa transmisora que les 

implicó una demora de casi dos años. El problema surgió porque la empresa  transmisora 

solicitó a Codelco que para integrar el proyecto en la protección diferencial se llegase a un 

acuerdo que, en caso de que ocurriese una falla en las instalaciones del proyecto que 

provocase la operación de la protección diferencial, se traspasara la compensación a la 

empresa transmisora por la energía no suministrada valorizada sobre los valores que 

establece la ley. Finalmente, tuvieron que solicitar una interpretación a la SEC al respecto. 

 

Por otra parte, respecto de los tiempos de reposición, el señor Illanes comenta que los 

tiempos de reposición estarían mal calculados y la ENS calculada por el Coordinador no 

refleja la real indisponibilidad que se le produjo al cliente libre.  

 

Respecto de lo anterior, Lilian García señala que el Coordinador calcula la ENS de acuerdo a 

la normativa vigente, y que es objeto del presente proceso normativo revisar los criterios 

que determinen la ENS.  
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Javier Bustos señala que respecto del tiempo de recuperación es importante hacer un matiz, 

y determinar hasta qué punto llega la medición (atrás o delante del medidor), porque el 

sistema eléctrico llega hasta un cierto punto, y la responsabilidad de la empresa transmisora 

llega hasta ese punto. Además, el señor Bustos comenta que es importante realizar un 

análisis o trade-off respecto de los criterios de diseño y estándar de confiabilidad, y que 

sería muy costoso en inversiones un sistema de muy alta confiabilidad. 

 

La Presidenta señala que los estándares que se deben determinar a través del presente 

proceso normativo, se establecerán considerando que las redes no son infalibles, y que 

dependiendo de los diseños de las redes y las topologías pueden producirse más 

desconexiones. Por lo cual la intención al definir los estándares es buscar un equilibrio entre 

un número adecuado de interrupciones y que los clientes sean compensados por las 

consecuencias que se han ocasionado en sus procesos productivos.  

 

El señor Sánchez comenta que respecto al estudio efectuado por Systep, los estándares 

propuestos son similares con lo que se aplicaba anteriormente. Señala la Presidente que los 

estándares propuestos por Systep fue de acuerdo a la estadística, y el análisis económico 

que hizo fue cuanto representaban las compensaciones en los VATT.  

 

A continuación, Claudia Carrasco realiza las siguientes consultas y comentarios:  

 

i. A qué se debe la carga de las exigencias normativas que impone la NTSyCS que 

señalan (página n° 6 de la presentación), si es por tratarse de clientes libres, 

transmisores o ambos. Rubén Sánchez señala que se debe a que son coordinados, 

lo cual implica cumplir exigencias tecnológicas como si fueran actores del sistema 

eléctrico y no se reconoce su realidad de clientes. Complementa el señor Illanes, 

que la carga se debe tanto por ser clientes libres como transmisores, en este último 

caso señala el ejemplo de casos de empresas mineras que eran propietarias de 

sistemas de transmisión dedicados y han cambiado su calificación a servicio público.   

ii. En atención a lo señalado en la página n° 9 de la presentación, existiría un problema 

respecto de lo que tiene que soportar o no un consumo, por lo cual esto debería ser 

revisado por la CNE, para que se determine qué deben tener los equipos de los 

clientes finales para soportar diferencias de tensión.  

iii. Respecto de lo señalado en la página n° 10 de la presentación, Claudia Carrasco 

señala que para los sistemas nacionales y zonales los niveles de inversión son 

definidos por la CNE y no por las empresas transmisoras. 

iv. En relación a lo señalado en la página n° 14 de la presentación, Claudia Carrasco 

comenta que de acuerdo a unas evaluaciones que están desarrollando la ventana 

móvil no sería el óptimo para la asignación de responsabilidad de quienes 

provocaron la indisponibilidad. 
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Luego, Sergio Illanes pregunta acerca de quién controla que se realice el mantenimiento de 

las instalaciones del sistema eléctrico. A su juicio debiera ser la SEC la encargada de fiscalizar 

que se realicen los mantenimientos. 

Ricardo Domke hace hincapié que en la zona sur las fallas en muchas ocasiones tienen su 

causa en la falta de mantenimiento. Agrega que si la demanda paga a las empresas el VATT 

(que incluye mantenimiento), es importante que se fiscalice que esos recursos se utilicen 

efectivamente en mantenimiento. 

Jack Nahmías señala que la SEC sí fiscaliza el desempeño de las instalaciones. De todos los 

EAF anuales el 100% son fiscalizados, y generan planes de acción, procesos administrativos 

y/o compensaciones. 

Por último, Rubén Sánchez señala que es necesario realizar auditorías previas, para 

confirmar si se están realizando los mantenimientos.  

 

2) Presentación EEAG: la Presidenta le otorga la palabra a Javier Bustos. Señala el señor Bustos 

que con motivo de un encargo de EEAG, ISCI de la Universidad de Chile elaboró un estudio 

denominado “Estudio de modificación de índices de indisponiblidad programada y forzada, 

e índices de continuidad de suministro para instalaciones de transmisión del SEN” (“Estudio 

ISCI”). Agrega el señor Bustos que el Estudio ISCI hizo un levantamiento de la experiencia 

internacional. Lo anterior con el propósito de analizar la relación entre los criterios de 

diseño de los sistemas de transmisión y los índices de confiabilidad. Señala que hay que 

hacer el análisis entre de los estándares y su impacto en costos. 

 

A continuación, toma la palabra Rodrigo Moreno quien señala que la exposición se centrará 

en la definición de estándares. Señala el señor Moreno que uno de los objetivos del estudio 

fue tratar de determinar los niveles de costo-efectividad de los estándares. 

 

Agrega el señor Moreno que se realizaron tres propuestas: (i) Propuesta de corto plazo: 

actualización de la normativa, conservando los niveles de seguridad de suministro 

existentes en el sistema de transmisión; (ii) Propuesta de largo plazo según eficiencia 

económica: set eficiente de inversiones en activos de transmisión para distintos niveles de 

indisponibilidad; y (iii) Propuesta de largo plazo según política energética: portafolio de 

inversiones que permite alcanzar los niveles de confiabilidad establecidos por la política 

energética nacional con miras a 2035. Estas propuestas son ejercicios cuantitativos para 

determinar la implicancia de los estándares, tanto en la calidad como en los costos que 

implica llegar al estándar. 

 

Respecto de la propuesta de corto plazo, se trata de un ejercicio de base, en el cual se busca 

traducir a un estándar de SAIDI y SAIFI cuales son los niveles actuales de calidad.  
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La propuesta de largo plazo según eficiencia económica, busca establecer cómo se pueden 

mejorar los estándares de corto plazo y que sea costo efectivo. Aquí se estudian dos tipos 

de esfuerzos, uno el que hace la autoridad mediante un aumento de las inversiones en 

transmisión y otro que realizan las empresas mediante mejoras en los índices de 

disponibilidad de los activos.  

 

La propuesta de largo plazo según política energética consiste en determinar el costo 

adicional que deberíamos pagar como sociedad para cumplir los estándares de la política 

energética. 

 

A continuación, Rodrigo Moreno expone respecto de la propuesta de corto plazo. Esta 

propuesta consiste en una actualización de la norma vigente de manera armonizada con los 

cambios realizados en la normativa de distribución, el estado del arte y la experiencia 

internacional, conservando los actuales niveles de seguridad de suministro. La propuesta 

implica cambiar los indicadores de continuidad de suministro TTIK y FMIK por indicadores 

SAIDI y SAIFI, considerando requerimientos por punto de control. El incumplimiento de 

valores límites de SAIDI y SAIFI a nivel de punto de control, implicaría el pago de 

compensaciones a prorrata de los incumplimientos. 

 

Continua el señor Moreno exponiendo la metodología de la propuesta de corto plazo (con 

el objeto de determinar los estándares implícitos actuales). Señala que se solicitó a las 

empresas que informaran los SAIDI y SAIFI de transmisión en los distintos puntos de control 

del sistema. Éstos ascendieron a 310. Luego se descargó la configuración topológica de la 

red (de acuerdo a la información publicada por el Coordinador) y se comparó con la 

información de calidad que proporcionaron las empresas, con el objeto de determinar 

relaciones. De acuerdo a lo anterior, se realizó una clusterización mediante árboles de 

decisión.  

 

Agrega el señor Moreno que la propuesta de corto plazo busca representar la realidad 

actual de la calidad de suministro del sistema de transmisión. Así, la propuesta de corto 

plazo sería inmediatamente exigible, sin necesidad de esperar por ajustes tarifarios 

importantes (aunque sí se requiere un análisis de ciertas subestaciones con indicadores 

extremadamente altos).  

 

Respecto de los 310 puntos entregados por las empresas, señala el señor Moreno que hay 

dispersiones importantes respecto de los indicadores de SAIDI y SAIFI que es necesario tener 

en consideración.  

 

Señala el señor Moreno que, si se pretende determinar la normativa de acuerdo a SAIDI y 

SAIFI de 2, 4 o 6 horas, habría muchos puntos en transmisión que se encontrarían en 

incumplimiento. Por otro lado, si se determinará un SAIFI como mínimo estándar muy alto, 

habría muchos puntos para los cuales sería muy fácil mantenerse dentro de los estándares. 

Lo anterior se debe principalmente a las diferencias topológicas de la red.  
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La clusterización consiste en 4 grupos (entre los cuales hay poca dispersión de SAIDI y SAIFI):  

1. Radialidad ≤ 30 km y voltaje > 70 kV: 120. 

2. Radialidad < 30 km y Voltaje < 70 kV: 96. 

3. 30 km < Radialidad ≤ 70 kV: 41.  

4. Radialidad > 70 km: 53.     

 

Con la clusterización señalada y considerando el percentil 90%se determinan los siguientes 

estándares  : 

 

Clúster SAIDI_DF 

[Horas]1 

SAIFI_DF [Veces] SAIDI [Horas]2 SAIFI [Veces] 

1 3,99 2,29 5,26 3,49 

2 4,51 3,89 5,60 4,22 

3 12,14 5,82 14,51 6,94 

4 12,96 7,42 15,88 8,62 

 

Agrega el señor Moreno que lo anterior es un compromiso para una implementación 

expedita sin aumentar excesivamente los valores de los requerimientos para cada clúster. 

Respecto de los puntos que no cumplen es necesario implementar acciones remediales, 

dentro de un plazo razonable (esto va en línea con lo observado en la experiencia 

internacional). Recalca el señor Moreno que los estándares señalados serían en el 

entendido que no se están realizando esfuerzos adicionales a los actuales. 

 

Jack Nahmías señala que los valores presentados de SAIDI no se condicen con el desempeño 

real del sistema de generación y transmisión, donde el SAIDI real es 1,77 horas sistema. 

Señala el señor Moreno que ese valor corresponde a un promedio, si se determinará un 

SAIDI promedio de los puntos de control, la mitad aproximada de los puntos de control no 

cumplirían los estándares, por lo cual se busca establecer un máximo aceptable 

(considerando topologías), el ejercicio consiste en determinar un estándar que las empresas 

cumplan ahora. 

 

A continuación, el señor Moreno expone la propuesta de largo plazo según eficiencia 

económica, la cual corresponde a un conjunto eficiente de inversiones en activos de 

transmisión (líneas de transmisión y transformadores), que permita alcanzar un balance 

óptimo entre el costo de inversión y el costo de energía no suministra del SEN, desde una 

 
1 Contempla  solo las desconexiones forzadas (DF) o fallas intempestivas. 
2 Incluye las salidas programadas. 
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perspectiva de confiabilidad. Para esto se plantea un modelo de optimización que impliquen 

compromisos tanto de la autoridad como de las empresas. 

 

Con motivo de la anterior se realizaron 3 sensibilidades. Primero se analiza un caso 

suponiendo mejoras solo en inversiones para reducir a 0% la indisponibilidad. En un 

segundo caso se supone una mejora de reducción de indisponibilidad de un 10%. En el tercer 

caso se supone una mejora de reducción de indisponibilidad de un 20%. 

 

Como conclusiones, se puede señalar que, con inversiones menores, es posible conseguir 

mejoras importantes de SAIDI. Existe una relación i entre los costos de inversión en nueva 

infraestructura y la disminución de las indisponibilidades de los activos existentes. Por otra 

parte, existe un trade-off entre las mejoras en el mantenimiento de activos que pueden 

realizar las empresas y el costo de inversión en nueva infraestructura. El balance se alcanza 

cuando el CMg de los costos operacionales y de mantenimiento se iguala al beneficio 

marginal (ahorro en infraestructura). 

 

El modelo de inversiones por eficiencia económica expuesto con anterioridad evalúa hasta 

la barra de AT de las SSEE primarias Es por esto que se realiza un análisis adicional para 

determinar la pertinencia de realizar inversiones en redundancia en transformación en SSEE 

primarias. Para este ejercicio se realizó un análisis costo beneficio entre el costo de inversión 

en un transformador adicional, y el consecuente ahorro en energía no suministrada. Como 

conclusión se puede señalar que a mayor factor de carga de la subestación se justificaría 

tener la redundancia.  

 

Respecto de la propuesta de largo plazo según la política energética y las metas que esta 

contiene, aquí el ejercicio fue determinar cuál es la fórmula más económica de llegar al 

objetivo. De este análisis se concluyó que se requieren inversiones de aproximadamente 70 

MM USD para dar cumplimiento a la política en los sistemas de servicio público, en especial 

la mayor parte de las inversiones se tienen que realizar en los sistemas zonales. 

 

A continuación, los asistentes a la sesión efectúan algunas preguntas a Rodrigo Moreno. La 

Presidenta consulta respecto de cómo se debería definir radialidad normativamente. El 

señor Moreno señala que la legislación italiana resolvió este asunto a través de definir el 

enmallamiento. 

 

Jack Nahmías consulta respecto de qué porcentaje de distorsión que puede haber dentro 

del desempeño de las instalaciones, representa las interrupciones producto de negligencia 

de las empresas, que podrían solucionarse con planes de acción o mantenimiento a 

realizarse por las empresas. El señor Moreno señala que lo anterior no ha sido posible 

definirlo. Agrega que determinar que interrupciones se deben a causas endógenas o 

exógenas del sistema eléctrica ya es muy difícil. 
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3) Presentación CNE: la Presidenta le otorga la palabra a Pablo Fernández, profesional del Sub 

Departamento de Planificación de la CNE.  

 

El señor Fernández expone el análisis de inversiones en transmisión considerando 

restricción de horas de indisponibilidad. La presentación se divide en: (i) modelo de cálculo 

de inversiones en transmisión; (ii) análisis de los resultados; (iii) sensibilización; y (iv) 

conclusiones.  

 

Modelo de cálculo de inversiones en transmisión: señala el señor Fernández que se utilizó 

un modelo3 cuyo objetivo es estimar el impacto que tendrían las compensaciones a los 

clientes frente a un límite de horas de indisponibilidad asociado al segmento de la 

transmisión. El modelo mencionado determinó óptimamente aquellas instalaciones del 

segmento de la transmisión que sería necesario realizar una inversión para mantener el 

promedio de horas de indisponibilidad inferior a los indicados inicialmente en la simulación. 

 

Señala Pablo Fernández que se utilizará un modelo cuyo objetivo es estimar el impacto que 

tendrían las compensaciones a los clientes frente a un límite de horas de indisponibilidad 

asociado al segmento de la transmisión. 

 

Se evalúan los candidatos de inversión de aquellos activos del sistema de transmisión (LLTT 

y SSEE AT/AT) sin redundancia. No se consideran aquellas obras que fueron propuestas por 

costo eficiente y tampoco subestaciones AT/MT. 

 

Por otra parte, las propuestas de inversión sólo se consideran para mejorar los índices de 

confiabilidad y no disminuir congestiones. 

 

También se hace presente que las inversiones en las instalaciones de transmisión que el 

modelo entrega, no necesariamente coinciden con las obras determinadas en el actual 

proceso de planificación de la transmisión.  

 

A continuación, el señor Fernández describe las entradas del modelo, señala previo a la 

simulación se consideran diversas horas de indisponibilidad en transmisión. 

 

Las simulaciones que se realizaron fue un barrido de horas de indisponibilidad, análisis de 

las obras e inversiones, particularmente considerando 0,508 horas (política energética) y las 

7 horas (propuesta normativa Systep). Las 0,508h se estiman utilizando el porcentaje de 

SAIDI atribuido a eventos de desconexión de instalaciones de transmisión determinado por 

la SEC en sus análisis de indisponibilidad de suministro.  

 

 
3 Estos análisis se realizaron con la ayuda de Rodrigo Moreno y Diego Alvarado, quienes colaboraron con una 

adaptación del modelo realizado por ellos. 
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Con lo anterior se realizó una estimación del impacto tarifario de la propuesta de 

inversiones del modelo. 

 

Análisis de los resultados: la restricción de la política energética contemplaría 151 obras más 

que la propuesta por Systep, equivalentes a una diferencia en el VATT de 64.4 MM USD. 

Entre 3 hrs y 10 hrs de indisponibilidad en transmisión, se reducen 17 obras equivalentes a 

4,56 MM USD en VATT. La mayor variación de obras en transmisión se registra en las 

restricciones de indisponibilidad inferiores a 3 hrs. 

 

Agrega el señor Fernández que el 6% de las obras en transmisión corresponden al segmento 

nacional. Estas obras contemplan el 12,5% del VATT total. Por otro lado, si se evalúan las 

obras requeridas en los sistemas de transmisión zonal considerados en la tarificación, en el 

Sistema A, 35 de las 42 obras serían correspondientes a la transmisión dedicada, con 

aproximadamente un 90% del total del VATT. Por su parte, el Sistema E y F, contemplan un 

45% del total de las obras propuestas en el SEN; de un total de 96 obras en esos dos 

sistemas, sólo 4 corresponden al segmento de la transmisión dedicada. El Sistema E es el 

que más obras requiere de todos los sistemas (83 obras) y mayor VATT en obras de 

transmisión zonal. El Sistema A es el que mayor inversión requeriría en su segmento de 

transmisión.  

 

Analizando la propuesta de Systep (7 horas) se requerirían 3 obras en el sistema de 

transmisión nacional para la restricción de 3 y 7 hrs. Por su parte, habría 9 obras menos que 

con la restricción de la política energética. En el Sistema A, aproximadamente el 50% de las 

obras corresponden a la transmisión zonal, sin embargo, el 70% aprox. del VATT total de 

este sistema corresponde a obras de transmisión dedicada. Por su parte, el Sistema E y F, 

contemplan un 52,6% del total de obras propuestas en el SEN; de un total de 30 obras en 

esos dos sistemas, sólo 2 corresponden al segmento de la transmisión dedicada.  

 

Sensibilización: a continuación, Claudio Castillo (profesional del Sub Departamento de 

Tarificación) comenta que partir de las 3 horas de indisponibilidad, se observa una variación 

menor en el VATT de las obras de todos los segmentos de transmisión. 

 

Agrega el señor Castillo que el Sistema E es el que requiere de mayor inversión. A partir de 

las 9 horas, presenta una variación menor en las obras. En el resto de los sistemas, se 

observa que a partir de las 3 horas se presenta una menor variación del VATT de las obras. 

 

Respecto de la variación en el cargo de la trasmisión de los clientes regulados, el mayor 

incremento sería en el Sistema A. En el Sistema D, el recargo sería menor, en atención al 

enmallado de este sistema. En el Sistema A, el recargo en la cuenta final del cliente regulado 

sería de un 1,51% considerando que los otros componentes que conforman la cuenta no 

varían.   

 

Conclusiones: 
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i. Considerando la restricción de horas de indisponibilidad en trasmisión de la política 

energética, el modelo indica que sería necesario hacer 211 obras con un VATT total 

de 91,34 MM USD. 

ii. Considerando la restricción de horas de indisponibilidad en trasmisión de Systep, el 

modelo indica que sería necesario hacer 60 obras con un VATT total de 26,98 MM 

USD. 

iii. Los sistemas que más obras necesitarían para dar cumplimiento a la restricción 

horaria serían el Sistema E y F. Por otro lado, estos sistemas son los que mayor 

inversión requieren en obras de transmisión zonal. 

iv. El sistema que percibiría una mayor variación en el cargo por transmisión (nacional 

y zonal) y en la cuenta tipo del cliente regulado sería el Sistema A. Por el contrario, 

el sistema con menor variación de lo mencionado sería el Sistema C. 

v. La información entregada por el modelo de cálculo de inversiones en transmisión 

es útil para analizar cuál sería el impacto en el segmento de transmisión y localizar 

aquellas instalaciones con mayor riesgo de incumplimiento. 

vi. Las inversiones propuestas por este modelo no necesariamente podrían calificar 

como obra del plan de expansión de la transmisión según la metodología vigente. 

Sin embargo, esta información si puede ser utilizada como punto de partida para un 

eventual análisis por seguridad de las instalaciones del sistema de transmisión. 

 

A continuación, miembros del Comité efectúan consultas a la CNE.  

 

Mauricio Camposano consulta respecto qué calificación se utilizó para efectos de los análisis 

presentados por la CNE. Pablo Fernández señala que se utilizó la calificación 2020-2023. 

 

Claudia Carrasco consulta respecto de cómo se evaluaron los montos de VATT de las obras 

que surgieron producto de los análisis. Los montos que se utilizaron fueron los vigentes al 

2018. 

 

Jorge Muñoz consulta respecto de la curva o quiebre que se produce a las 3 horas, consulta 

si tienen la información desagregada por Sistemas. Claudio Castillo, muestra que en la 

lámina 13 se puede distinguir la información por sistema. 

Termina la sesión del Comité a las 12.50 pm. 
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Certificado artículo 26°  

Reglamento Normas Técnicas 
 

El secretario que suscribe, certifica que de acuerdo a lo dispuesto en el artículo N° 26 del 

Reglamento, la Presidenta del Comité autorizó participar a los integrantes mediante medios no 

presenciales. Santiago, 07 de mayo de 2020. 

 

 

 

___________________________ 

Secretario de Actas 

 

 

 

 

 

 


