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El contenido del presente documento, en especial los datos y
andlisis proporcionados, tienen un fin meramente informativo
respecto de las condiciones de competencia que, a juicio del
Coordinador, existen en el mercado eléctrico chileno y no
garantiza que las mismas se mantendrdn invariables en el
tiempo.

Todos los andlisis y opiniones contenidas en este Informe fueron
realizados por la Unidad de Monitoreo de la Competencia (UMC)
del Coordinador Eléctrico Nacional y, a menos que se indique lo
contrario, todos los grdficos y tablas expuestos en el presente
informe fueron elaborados con informacion disponible del
Coordinador.
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COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

LISTA DE
ACRONIMOS

ADP: Anual Delivery Program

CAISO: California Independent System Operator

CDC: Centro de Despacho y Control

CDEC-SIC: Centro de Despacho Econémico de Carga del Siste-
ma Interconectado Central

CDEC-SING: Centro de Despacho Econdmico de Carga del
Sistema Interconectado del Norte Grande

CNE: Comisién Nacional de Energia

CPF: Control primario de frecuencia

CRF: Control rdpido de frecuencia

CSF: Control secundario de frecuencia

CTF: Control terciario de frecuencia

CVNC: Costo variable no combustible

EDAC: Esquema de desconexidn automdtico de carga

EISG: Energy Intermarket Surveillance Group

ERV: Energia renovable variable

GN: Gas Natural

GNL: Gas Natural Licuado

HHI: Hirschman-Herfindhal Index

LGSE: Ley General de Servicios Eléctricos

NT: Norma Técnica

RSI: Residual supply index

RE: Resolucién Exenta

SASC: Solicitudes de Aprobacidn de Solucién de Conexidn
SSCC: Servicios Complementarios

SUCT: Solicitudes de Uso de Capacidad Técnica
TDLC: Tribunal de Defensa de la Libre Competencia
UMC: Unidad de Monitoreo de la Competencia




COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

INTRODUCCION

Con fecha 20 de julio de 2016 fue publicada la ley N° 20.936, que
cre6 el Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional
(“Coordinador”), continuador legal de los CDEC-SING y CDEC-SIC",
corporacion autbnoma de derecho publico, sin fines de lucro, con
patrimonio propio y duracion indefinida.

Dentro de las diversas funciones entregadas al Coordinador

por la Ley General de Servicios Eléctricos (“LGSE” o “la Ley"), se
encuentra la labor establecida en el Articulo 72°-10 del citado
cuerpo legal, correspondiente a monitorear “(...) permanentemente
las condiciones de competencia existentes en el mercado eléctrico[.]”
con el fin de “(...) garantizar los principios de la coordinacién

del sistema eléctrico, establecidos en el articulo 72°-1 (...)” de la
misma Ley, a saber: (i) preservar la seguridad del servicio en el
sistema eléctrico; (ii) garantizar la operacion mas econémica
para el conjunto de las instalaciones del sistema eléctrico; y, (iii)
garantizar el acceso abierto a todos los sistemas de transmision,
en conformidad a esta ley.

Conforme con lo establecido en la misma Ley, esta labor de
monitoreo comenz6 a regir el 1 de julio de 2018. El Consejo
Directivo del Coordinador determiné que dichas actividades
estuvieran radicadas en una unidad especializada, la Unidad de
Monitoreo de la Competencia (UMC).

Esta funcién es de particular relevancia, ya que es fundamental
garantizar que las sefiales de precios sean un reflejo de la
verdadera escasez de la energia, y no el resultado del ejercicio de
poder de mercado por parte de unas pocas firmas. Esto Ultimo
no solo es nocivo para el mercado eléctrico en el corto plazo, al
aumentar los precios de forma artificial en beneficio propio, sino
que, también, en el largo plazo, ya que las sefiales de precios que
recibirian los diferentes agentes econémicos serfan confusas,

lo que les impediria distinguir con certeza si ellas son un reflejo
de la necesidad de nueva inversion o, simplemente, de una
manipulacién de mercado. Esto resultaria, en consecuencia, en
un aumento del riesgo para los inversionistas, lo que afectaria

el equilibrio de lago plazo a través de una menor inversion,

que alteraria a su vez la composicion tecnolégica del parque
generador, erosionando eventualmente el crecimiento econémico
del pais.

Asimismo, un mercado competitivo es crucial en la transicién
energética desde una matriz primordialmente basada en
combustibles fésiles a una mas dependiente de energias
renovables, no solo en lo concerniente a generacion eléctrica,
sino que también a la prestacién de Servicios Complementarios
y la participacion de nuevos actores. De conformidad con lo
establecido en el articulo 186 del Reglamento de la Coordinacion
del Sistema Eléctrico Nacional y en el Procedimiento Interno de la
UMC, el presente informe entrega una visién general del estado
del mercado eléctrico a diciembre de 2021, a partir de diversos
indicadores estructurales, informacién sobre insumos, nivel

de contratacion de las empresas, congestiones en las lineas de
transmision, fallas de unidades generadoras, entre otras.

El presente documento se estructura de la siguiente amanera:

el capitulo | contiene una descripcién general del mercado,
considerando tanto generacién como transmision y distribucién;
el capitulo Il presenta indicadores de concentracién y otro tipo

de medidas estructurales utilizadas para estimar el poder de
mercado en el segmento de generacion; el capitulo Ill describe las
variables mas relevantes para el andlisis de la competencia en el
mercado eléctrico chileno; el capitulo IV contiene un breve andlisis
sobre licitaciones de infraestructura y otros servicios asociados,
destacando la relevancia de estos procesos en la competencia del
mercado eléctrico chileno; el capitulo V presenta las condiciones
de competencia en el mercado de servicios complementarios; y,
finalmente, los capitulos VI, VIl y VIl contienen, respectivamente,
un analisis de los PMGD y el mecanismo de precios estabilizados,
una presentacion sucinta de los temas evaluados por la UMC
durante el afio 2021 y recomendaciones sobre materias que
tiendan a promover la competencia en el mercado.

1 Centro de Despacho Econémico de Carga del Sistema Interconectado del Norte Grande
(CDEC-SING) y Centro de Despacho Econémico de Carga del Sistema Interconectado
Central (CDEC-SIC).






CAPITULO 1

COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

CARACTERIZACION
_DEL MERCADO
ELECTRICO NACIONAL

En el presente capitulo se describe en términos generales la
organizaciéon del mercado eléctrico nacional y de cada uno de
sus segmentos, a saber: generacion, transmisién y distribucion.
En el caso del primero, se muestra su composicién tecnolégica,
capacidad y energia generada; en el segundo se presentan cifras
sobre las lineas de transmision y los proyectos mas relevantes
para ampliar la capacidad del sistema; y en cuanto al dltimo, se
presentan datos generales sobre su configuracién y precios a
clientes finales.

DESCRIPCION DEL MERCADO ELECTRICO
NACIONAL

El sistema eléctrico nacional se extiende geograficamente desde
las regiones de Arica y Parinacota hasta la Isla Grande de Chiloé,
configurdndose en tres segmentos independientes: generacién,
transmisién y distribucion. En el primero existe libre entrada,
siempre que se cumpla con la normativa vigente, mientras que
la transmision es planificada por el regulador y el segmento de
distribucién esté constituido como un monopolio natural, con
tarifas reguladas en los dos ultimos casos.

Con el fin de garantizar la competencia en el mercado de

la generacion, existen limites a la integracion vertical entre
empresas generadoras y transmisoras, para evitar potenciales
conductas estratégicas de parte de estas Ultimas. En particular,
una empresa generadora no puede participar individualmente
en el segmento de transmisién nacional con mas del 8% del valor
de inversion total del sistema, mientras que, de tratarse de una
de transmision nacional, esta no puede participar en el segmento
de generacion?. La participacién conjunta también estd limitada,
alcanzando el umbral el 40% del valor de inversién total.

Cabe destacar que, a diferencia de otros paises, como Estados
Unidos, Francia, Alemania, Nueva Zelanda, entre otros, Chile

no cuenta con un segmento de comercializacion, siendo las
compafiias generadoras y distribuidoras las que cumplen con
dicha funcién, segln se trate de clientes libres o regulados
respectivamente. Los primeros son usuarios finales que tienen
una potencia conectada superior a 5SMW, caracteristica que,
asume la legislacién, les otorga un poder de negociacién
suficiente para someterlos a un régimen de libertad de precios;
mientras que los segundos son usuarios finales con una potencia
conectada menor o igual a 5MW. No obstante, los clientes
regulados cuya potencia conectada sea superior a 0,5MW tienen
la libertad de optar a ser clientes libres®.

Sin perjuicio de lo anterior, en la actualidad se encuentra en
discusién un nuevo proyecto de modificacion a la ley general

de servicios eléctricos, que propone la creacion de un nuevo
segmento de comercializaciéon y la relajacion, a través del tiempo,
de los limites para considerar a un cliente como libre o regulado®.

En lo que sigue del presente capitulo, se aborda por separado y
en mayor detalle cada segmento sefialado en el acapite inicial de
esta seccién.

1.1 SEGMENTO DE GENERACION

El parque generador en Chile estd compuesto por diversas
tecnologias, composiciéon que se determina por las sefiales de
precios de largo plazo.

Como se muestra en el Grafico I.1.1, la tecnologia predominante
en términos de capacidad instalada corresponde a Térmica, con
cerca de 45,2% a diciembre de 2021, seguida por Hidrica con una

2 Esto es igualmente vdlido para el segmento de distribucion. Empresas de dicho mercado no pueden participar individualmente con mds del 8% del valor de inversién total del sistema, y

las empresas de transmision no pueden participar en distribucién. Ver Ley General de Servicios Eléctricos, Articulo 7.

3 Al respecto, ver https://www.cne.cl/en/tarificacion/electricay.

4 El proyecto de Ley es conocido como “Portabilidad Eléctrica”y mayores detalles pueden ser consultados en la presentacién del Ministerio de Energia realizada ante la Honorable Cdmara

de Diputados, disponible en https://www.camara.cl/verDoc.aspx?prmID=209973&prmTipo=DOCUMENTO_COMISION.



participacion de 23%, Solar con cerca de un 20,1%, Edlica con

alrededor de un 11,5% y Geotérmica con un 0,3%°. Esto refleja Distribucidn de capacidad instalada (MW) por tecnologia
un aumento sustantivo de la capacidad de ERV, en particular de Diciembre 2020 - diciembre 2021

centrales solares.

2020 2021

De la totalidad del parque térmico, las centrales a carbon
contintian siendo las de mayor participacion, con un 36,3%,

lo que representa una leve disminucion respecto del 36,8%

de participacién observada en diciembre de 2021. Le sigue la
capacidad instalada de gas natural®, con un 36,1%, participacién
practicamente idéntica a la del mismo mes del afio previo. Por su
parte, el diésel alcanzd un 23,7% de participacion. El resto de las
fuentes da cuenta de algo mas del 4%, con biomasa alcanzando
cerca de 3%, en tanto que el resto de las fuentes representa un
0,8%’.

En cu§nto ? la tecnologia h|droe|éctr|c.a, a d|C|erT1bre de 2021 la E—o— —— p—
capacidad instalada de las centrales hidroeléctricas de pasada B colica B Geotérmica

superd en 4,6 puntos porcentuales a la de las centrales de
embalse, alcanzando un 52,3% en comparacion con el 47,7% de
las ultimas.

Distribucidn de capacidad térmica instalada (MW) por fuente
Por su parte, la capacidad instalada del Sistema Eléctrico Nacional ~ Diciembre 2021
(SEN), alcanzd un total de 30,8 GW a diciembre de 2021, con un
aumento de 17% en comparacion con el mismo mes del afio
anterior. Al igual que en el afio 2020, el aumento de capacidad
se debi6 primordialmente a una mayor capacidad edélica y solar,
predominando de forma clara esta Ultima, con cerca de 2,6 GW de e
incremento, superior al crecimiento de 1 GW en capacidad edlica,
lo que se refleja en el Grafico 1.1.3.

Capacidad instalada por tecnologia
2020 - 2021

2020 2021

I Carbon I Gas Natural [ Diesel
Biomasa [ Otras

12 3 4 5 6 7 8

©

10 11 12 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

Mes Mes
B érmoelectica [ Hidroelectrica [ Eolica
[ solar I Geotérmica

5 Existe solo una planta Geotérmica en el parque generador, cuya puesta en marcha fue a finales del afio 2017. El aumento en la participacién se debe a la incorporacion de la tercera

unidad de la central Cerro Pabelldn.
6  En adelante, se entenderd por gas natural tanto el gas natural licuado (GNL) como al gas natural importado desde Argentina (GN).

7 Elresto de las fuentes corresponde a petcoke, cogeneracion y biogas.




CAPITULO 1

Lo anterior, sin embargo, no refleja la capacidad efectivamente
disponible en el sistema, la cual se puede ver mermada por
indisponibilidades técnicas y de combustibles, lo que incluye la
indisponibilidad de recursos primarios como sucede en el caso de
las centrales ERV, siendo el caso mas notorio el de las centrales
fotovoltaicas, que no pueden inyectar energia en la noche y
madrugada al no poseer baterias que les permitan modular su
generacién a lo largo del dia.

Ello se ve reflejado en el grafico I.1.4, donde se presenta la
distribucién de capacidad mensual para el afio 20218 Como

se aprecia, la capacidad disponible difiere sustantivamente de

la capacidad total instalada, habiendo existido episodios de
estrechez notoria en los dos primeros y Ultimos meses del afio
2021° en conjunto con agosto, siendo mas marcada esta situacion
durante noviembre del mismo afio. Con todo, los episodios de
menor disponibilidad corresponden a una proporcién reducida
del afio. A modo de ejemplo, solo en 14 horas del 2021 existié
una capacidad disponible inferior o igual a 12GW, mientras que
693 horas presenciaron un rango de capacidad disponible mayor
a 12GWy menor o igual a 13GW, lo que equivale a 0,16%y 7,9%
del total respectivamente.

En cuanto a la participaciéon por empresa, se puede apreciar
enlaTabla I.1.1 que esta se concentra mayoritariamente en 4
conglomerados, a saber: Enel, el grupo Matte, AES Corporation, y
Engie, que totalizan cerca de un 55,7% de la capacidad instalada
a diciembre de 2021, esto es, 7,4 puntos porcentuales menos
que el mes comparable del afio previo. Enel sigue siendo la
empresa con mayor participacién, con un 25,3%, un poco mas
del doble de la participacion del seguidor inmediato, el grupo
Matte, con un 12,4%; AES Corporation con 9,7%, Engie con un
8,3%, y EDF Chile Holding con un 4,2%. CAEI Inversiones, el nuevo

propietario de Guacolda, se ubicé en sexto lugar con 2,7% de
participacion, seguido por Prime Energia con 2,2%. Las empresas
de propiedad del Estado Chino'® mantuvieron su participacion de
2,1%, mientras que BHP disminuyé a 1,9%, siendo superado por
Acciona con 2,1%. El 29,1% de la capacidad instalada restante,
esta compuesto en su mayoria por firmas con participaciones
individuales inferiores al 1%.

Distribucidn de capacidad disponible, 2021

2021

Y JH

GW

8 La capacidad disponible se obtiene a partir de la informacién que utiliza el departamento de programacién del Coordinador para la realizacién del programa diario, como el valor

mdximo disponible por unidad, considerando todas las configuraciones disponibles. Esto internaliza disponibilidad de combustibles, mantenimientos y otro tipo de indisponibilidades

forzadas o planificadas que hayan sido internalizadas el dia respectivo de la programacién.

9 De un total de 8.760 horas en el afio.

10 Se consideran las empresas de propiedad del Estado Chino como un grupo econémico en base a lo estipulado por la FNE en su “Informe de aprobacién sobre adquisicién de control en

Eletrans S.A. y otros por parte de Chilquinta Energia S.A., y adquisicién de control en Chilquinta S.A. por parte de State Grid International Development Limited”.



Participacidn por conglomerado de capacidad instalada
Diciembre 2020 - diciembre 2021

Conglomerado 2020 2021
Enel 27,8 253
Grupo Matte™ 134 124
AES Corporation 134 9,7
Engie 85 83
EDF Chile Holding @ 4,6 4,2
Otros 323 40,1
Total 100 100

1 Principalmente a través de Colbtin, CMPC y Bioenergias Forestales.

2 EDF Chile Holding posee el 50% de Central El Campesino S.A. y Santiago Solar S.A., siendo Andes Mining & Energy Corporate el otro propietario poseedor del 50% restante.




CAPITULO 1

Dado el incremento en la capacidad instalada de ERV, asi como también su crecimiento proyectado, resulta relevante detallar la
participacion de cada empresa por tipo de tecnologia.

Participacién por conglomerado de capacidad instalada por tecnologia

Diciembre 2021
Solar Eélica Hidro de Pasada Embalse Térmica
Conglome- Conglome-
Conglomerado % Conglomerado % Conglomerado % % %
rado rado
Acciona 10,0 Enel 20,2 Grupo Matte 21,2 Enel 741 Enel 18,5
) AES Corpo-
Enel 9,9 Actis Energy 10,5 Enel 184 Grupo Matte 259 : 17,1
ration
EDF Chile ™ 51 LAP @ 7,5 CSOE® 16,5 Engie 154
Cerro Dominador 4,7 Naturgy 6,5 AES Corporation 9,9 Grupo Matte 139
) . . CAEl Inver-
Sonnedix 4,2 Engie 6,3 Energia Llaima 57 - - ) 58
siones
Otros 66,1 Otros 49,0 Otros 283 Otros 0 Otros 293
Total 100 Total 100 100 100 100

1 EDF Chile Holding posee el 50% de Central El Campesino S.A. y Santiago Solar S.A., siendo Andes Mining & Energy Corporate el otro propietario poseedor del 50% restante.2  EDF Chile
Holding posee el 50% de Central El Campesino S.A. y Santiago Solar S.A., siendo Andes Mining & Energy Corporate el otro propietario poseedor del 50% restante.

2 LAP: Latin America Power

3 CSOE: Chinese State-Owned Enterprises.

Como se observa en la Tabla I.1.2, Enel posee la mayor
capacidad instalada de centrales de embalse, con mas de 70%,
asi como también de centrales edlicas y térmicas, liderando con
20,2% y 18,5% respectivamente, mientras que en capacidad
solar e hidroeléctrica de pasada posee solo un 9,9% vy 18,4%
aproximadamente.

De los cinco conglomerados con mayor capacidad instalada
total, Enel, EDF y Engie aparecen dentro de los cinco con mayor
participacion en capacidad ERV. El resto, en tanto, posee una
mayor participacion en centrales térmicas o algun tipo de
hidroeléctrica. En cuanto a la entrada en operacién de nuevas
centrales, en la tabla A.1 del anexo se presenta una lista con las
centrales entregadas a la operaciéon durante el afio 2021.



En lo referente a generacién mensual, ésta oscil6 entre 6.174
GWhy 7.142 GWh a lo largo del afio, habiendo alcanzado Generacién mensual
el minimo y maximo en los meses de febrero y julio 2020 - 2021
respectivamente, en contraste con valores que se situaron entre
6.163 GWhy 6.873 GWh en el afio 2020, alcanzando los minimos
y maximos en septiembre y diciembre, tal como se muestra en el
grafico I.1.5.

Como se observa, a partir de abril se presentan las mayores
diferencias entre el afio 2021 y 2020, debido primordialmente

a los efectos de las restricciones impuestas con motivo del
COVID-19. Consistente con aquello es que la diferencia mas
pronunciada a favor del afio 2021 en comparacion con el afio
previo se produjo en julio, durante el peak de la pandemia. A
partir de septiembre comienza una leve recuperacién, consistente
con el levantamiento de restricciones sanitarias.

GWh
1,000 2,000 3,000 4,000 5,000 6,000 7,000

0

La distribucién de la energia inyectada por tecnologia puede BN 2020 I 2021
llegar a variar de forma sustantiva a lo largo del afio, tal como se
desprende del Grafico I.1.6.

Distribucidon generacion por tecnologia
2020 - 2021

Porcentaje
10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

0

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

B érmoelectrica [ Hidroeléctrica [ Eolica
Solar B Geotérmica




CAPITULO 1

Las tecnologias que presentan una mayor variaciéon en su
contribucién a la generacion total del sistema corresponden Distribucidn generacion térmica por fuente
a la termoeléctrica e hidroeléctrica. Lo anterior se debe a que 2020 - 2021

en los periodos donde existe menor disponibilidad del recurso
hidrico las centrales térmicas deben cubrir dicha disminucién
de generacion. A su vez, se aprecia un incremento menor en la
participacion de generacién hidroeléctrica en los Ultimos meses
del afio, en comparacion con el afio 2020, lo que se explica por
las condiciones de estrechez hidrica por la que pasa el pais. Esto
ha tenido como efecto una mayor participacién de generacion
térmica, principalmente asociada a diésel.

Porcentaje
10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

La participacion de la energia edlica y solar aumenté
consistentemente en todos los meses respecto del afio anterior,
mostrando el mayor incremento durante el mes de noviembre
en el caso de la energia solar y durante septiembre al tratarse o4
de energia edlica, con 5,9y 3,9 puntos porcentuales por sobre

igual mes del afio 2020 respectivamente; y finalizando el afio con I Cabon I Gas Natural [ Otros
una participacion conjunta del 28,3%, superior al 21,6% del afio

precedente.

En cuanto a las fuentes de generacién termoeléctrica, el carbén
continud siendo la de mayor participacion, variando entre 51,2%
y 69% durante el afio. La participacién de este combustible fue
relativamente estable en comparacién con el afio 2020 (ver
Gréfico 1.1.7), donde se presenci6é un aumento sustantivo en los
Ultimos meses del afio'2.

Por otra parte, la generacion con otras fuentes térmicas ha visto
un aumento sustantivo principalmente gatillado por mayor
generacién con diésel, escenario que ha sido particularmente
frecuente por las congestiones en la zona de Puerto Montt.

11 Por las mismas razones que en la presentacion de cifras referidas a capacidad, la generacién geotérmica es omitida del grdfico, ya que alcanza un porcentaje relativamente reducido que

fluctia entre 0,2% y 0,5%.

12 Los combustibles que componen la categoria “Otros”, corresponden a: diésel, biomasa, petcoke, cogeneracion y biogas. Los de mayor participacion corresponden a diésel y biomasa. A

modo de ejemplo, ambos combustibles representaron un 3,8% y 4,8% de la generacion térmica total respectivamente. El resto de las fuentes representé un 1,5% de forma agregada.



Por su parte, en el Gréfico I.1.8 es posible observar la distribucién
de la generacién hidroeléctrica entre centrales de embalse y Distribucidn generacion hidroeléctrica por fuente
pasada. Se deduce de las cifras que, en general, estas Ultimas 2020 - 2021

unidades generadoras siguen siendo las que contribuyen en
mayor cuantia a la generacion hidroeléctrica, alcanzando una
proporcion promedio de 58% aproximadamente.
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CAPITULO 1

1.2 SEGMENTO DE TRANSMISION

El sistema de transmisién se divide, por Ley, en sistema de
transmisién nacional, sistema de transmisién para polos de
desarrollo, sistema de transmision zonal y sistema de transmision
dedicado.

Cada segmento de transmisién posee caracteristicas de
monopolio natural, razén por la cual son mercados regulados. En
respuesta a ello, la Ley considera un Plan Anual de la Expansién
de la Transmisién, de caracter obligatorio, que es resultado de un
proceso publico, participativo y regulado que se lleva adelante por
las autoridades del sector. Las obras de expansion resultantes de
ese Plan, para el sistema de transmisién nacional y zonal, pueden
ser obras nuevas o de ampliaciéon de instalaciones existentes

y deben ser llevadas a cabo mediante procesos de licitacion
internacionales, que realiza el Coordinador Eléctrico Nacional, de
acuerdo con lo establecido en la Ley.

1.3 SEGMENTO DE DISTRIBUCION

Al igual que el segmento de transmision, el de distribucién tiene
caracteristicas de monopolio natural, por lo que se encuentra
regulado. Las empresas de distribucién cuentan con concesiones
de servicio publico eléctrico delimitadas por zonas territoriales. El
suministro eléctrico para el abastecimiento que deben efectuar
estas empresas concesionarias de distribucion a sus clientes
regulados, es licitado en concursos internacionales, con el fin de
determinar los precios a cobrar por la energia a dichos clientes
regulados. Tales licitaciones consideran bloques de energia.

Un punto relevante respecto de este segmento es la discusién del
proyecto de “portabilidad eléctrica”, que comprende la creacion
de un nuevo segmento de comercializacién. Al respecto, segun
los lineamientos del Ministerio de Energia, la creacion de este
nuevo segmento apuntaria a obtener mejores ofertas de tarifas
y calidad de servicio, al permitir a todos los usuarios elegir a su
suministrador, en contraste con el actual esquema de clientes
libresy regulados.



En particular, existirian tarifas reguladas, como referencia

para proteger a los usuarios de precios excesivos; existiria un
gestor de la informacién, independiente del propietario de la
infraestructura de distribucion, el cual dispondria una plataforma
de comparacién de ofertas; y los comercializadores requeririan
una licencia para poder ser parte de este nuevo segmento

de forma de asegurar estandares minimos de calidad en la
prestacion del servicio.

Con la informacioén disponible al momento de la realizacion

del presente informe, se identifican ciertos puntos criticos
relacionados con la competencia potencial en el nuevo mercado,
los que, a juicio de la UMC, debiesen ser abordados con mayor
profundidad para garantizar el desarrollo eficiente de la
comercializacion.

En primer lugar, no existiria una limitacién total a la integracion
vertical en la propia zona de concesion, por lo que habria
incentivos a discriminar en la calidad de servicio que se le
entregue a los competidores y a los comercializadores propios.
Mas aun, podrian condicionar la calidad del servicio ofrecida

a un tercero a la contratacion de un suministrador de energia
relacionado. Por su parte, debido a que la informacién de los
consumos es necesaria para la operacion eficiente de la red,
incluso aunque existiera un gestor de informacién independiente,
las empresas distribuidoras podrian tener ventajas de
informacion respecto de los competidores, razén por la que se
debe asegurar que el acceso a esta informacion sea equivalente
para todos los integrantes del mercado.

En adicion, el proyecto propone un esquema de contratos

de largo plazo con cldusulas take or pay sin medidas que se
hagan cargo del mayor costo que tendrian que enfrentar los
clientes de existir una transicién ostensiblemente superior a la
esperada desde regulados a libres, lo cual podria resultar en
costos elevados, razén por la cual se estima necesario que los

excedentes de energia que puedan ser inyectados en el mercado
spot sean sustraidos de las tarifas finales a los consumidores'y,
alternativamente, que las compras realizadas en el mercado spot
sean cargadas a la tarifa cuando corresponda. En este mismo
sentido, se considera que la existencia de contratos de corto
plazo se debe analizar cuidadosamente, ya que, de no existir
procesos de licitacién, se podria dar espacio para un potencial
abuso por parte de empresas relacionadas de no limitar estas
interacciones.

Otro tépico a tener en consideracion en relacion con el proyecto
de ley, esta relacionado con la generacion distribuida. Si bien
esta no es materia del proyecto de “portabilidad eléctrica”, se
considera de vital importancia, ya que, con el advenimiento del
nuevo segmento de comercializacién, la generacion distribuida
también jugara un rol relevante.

En este sentido, se considera fundamental que la prohibicion

a la integracién vertical se extienda a este mercado, ya que a

su respecto no existe una regulacion similar a la existente en
generacion con acceso abierto y planificacion de la transmision,
por lo que todas las conductas anticompetitivas que se esperaba
prevenir con el articulo 7 de la LGSE podrian materializarse en el
segmento de distribucion.

A la fecha, el citado proyecto de ley se encuentra en primer
trdmite constitucional con urgencia simple.




CAPITULO 2

COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

CONCENTRACION Y
PODER DE MERCADO

En este capitulo, se presentan diferentes medidas empleadas
para estimar poder de mercado, aplicadas al mercado eléctrico
chileno, en particular, el indice Hirschman-Herfindhal y Residual
Supply Index. El primero es ampliamente empleado para
determinar los niveles de concentracion de variados tipos de
industrias, con el fin de estimar el poder de mercado que los
agentes con mayor participaciéon pudiesen ostentar, mientras que
el ultimo es particularmente relevante en el mercado eléctrico’,
ya que, dadas sus caracteristicas especiales, los indicadores
clasicos de concentracién no reflejarian de forma efectiva los
potenciales niveles de poder de mercado que pudiesen existir en
el mercado eléctrico.

1.1 MERCADO RELEVANTE EN EL MERCADO
ELECTRICO.

Antes de definir cualquier medida de concentraciéon o poder

de mercado, es fundamental determinar el mercado relevante
del cual se esta hablando, ya que es este el que circunscribe el
contexto en el cual se desenvuelve una firma determinada'y, por
ende, los competidores que enfrentara.

El mercado relevante puede ser definido como “...) un producto
o0 grupo de productos, en un drea geogrdfica en que se produce,
compra o vende, y en una dimensién temporal tales que resulte
probable ejercer a su respecto poder de mercado™.

En el caso particular de la industria eléctrica, el mercado relevante
del producto se encuentra bien definido, ya sea que se trate

de energia, potencia o servicios complementarios (“SSCC"). No
obstante, no se puede afirmar lo mismo para el caso del mercado
relevante geografico, ya que este dependera de las caracteristicas
topolégicas del sistema de transmisién y su capacidad, asi como
también de la tecnologia del parque generador y el tipo de
demanda.

A modo de ejemplo, de no existir congestién en el sistema de
transmisién, centrales que inyectan en el norte del pais pueden
ser consideradas sustitutas de centrales ubicadas al sur del
territorio nacional’. Ello en vista de que, ajustando por los
respectivos factores de penalizacién, no existirian limitantes que
impidieran a una u otra central inyectar energia para satisfacer
la misma demanda. En dicho contexto, el mercado relevante
geografico seria de caracter nacional.

Por el contrario, de existir zonas congestionadas, centrales que
se encuentran separadas por dicho segmento del sistema de
transmisién no podrian competir entre ellas, ya que la capacidad
para transmitir energia se encontraria limitada por tal congestion
y, por ende, la energia que una unidad generadora inyectare

al sur de dicho punto no podria sustituir lo inyectado por un
generador al norte de este y vice versa, no pudiendo satisfacer la
misma demanda, por lo que pertenecerian, en consecuencia, a
diferentes mercados relevantes geograficos.

A su vez, la capacidad disponible para generacién no sera la
misma a lo largo del dia, lo que puede aumentar los niveles

de concentracién en horarios en que la energia solar no se
encuentra disponible. En este sentido, al ser posible que el
mercado relevante de la energia varie con una frecuencia horaria,
cualquier indicador de concentracién o poder de mercado que

se calcule debe internalizar dicha situacion, para reflejar el
verdadero nivel de competitividad del sistema eléctrico nacional.

De modo ilustrativo, a continuacién se presenta en los graficos
I.1.1.y 1.1.2., la distribucién de frecuencia de los diferentes
subsistemas formados en el sistema eléctrico nacional a lo largo
de los afios 2021 y 20207,

13 El RSI fue desarrollado por Anjali Sheffrin para el California Independent System Operator (CAISO), y fue presentado en un workshop de monitoreo de mercado de la FERC (FERC

Market Monitoring Workshop) en el afio 2002. Presentacion disponible en https://www.caiso.com/Documents/PredictingMarketPowerUsingResidualSupplylndex_AnjaliSheffrin_

FERCMarketMonitoringWorkshop_December3-4_2002.pdf.

14 Guia para el andlisis de operaciones de concentracion, Fiscalia Nacional Econémica, 2012, p.10. Si bien esta Guia fue dejada sin efecto mediante la Resolucion Exenta N°331 de 29 de

mayo de 2017, en la misma resolucién la FNE sefiala que puede seguir siendo utilizada como referente analitico vdlido para el andlisis de competencia.

15 Esto tanto para la inyeccién de energia como para los SSCC que no poseen naturaleza local, como, por ejemplo, servicios de control de frecuencia.



La primera barra de los histogramas precedentes representa el
SEN sin desacoples. Se deriva de los graficos que durante el afio
2021 el sistema funcion6 acoplado cerca de 3.000 horas, lo que
equivale a alrededor del 34% del tiempo, cifra que contrasta con
el 60% del afio previo, existiendo una diferencia de mas de 2.000
horas. Asimismo, el nimero total de subsistemas ha aumentado,
siendo el originado por controles de transmisién en la linea
Cautin - Tap Rio Toltén 220kV el de mayor frecuencia, alcanzando
las 2.529 horas. A diferencia de lo sucedido durante el afio 2020,
los desacoples en la zona sur pasaron a ser mas relevantes, lo
que se reflejo en costos marginales mayores durante 2021 para
la zona de la barra de Puerto Montt 220, como se presentara en
secciones venideras del presente informe.

No obstante, tal como se sefial6 en el informe del afio 2020, se
espera que los desacoples en dicha zona continuen, ya que los

proyectos "Nueva Linea 2x500 kV Entre Rios - Ciruelos, Energizada

en 220 kV", y "Nueva Linea 2x500 kV Ciruelos - Pichirropulli,
Energizada en 220 kV”, fijados en el Decreto Exento N° 4, de
2019, del Ministerio de Energia, que tenderian a solucionar dicha
problematica, contemplan un plazo de construccién de 84 meses
y, ademas, deben ser sometidos a un estudio de franja, cuyo
inicio fue comunicado mediante Resolucién Exenta Subsecretarial

N°59, del 6 de julio de 2021, del Ministerio de Energia, documento

en el cual se establece que dicho estudio estd planificado para
tener una duracion estimada de 12 a 15 meses.

Se deriva de lo anterior el importante rol que juega la
planificacion de la transmision, ya que la ocurrencia de
subsistemas cambia la configuracién competitiva del mercado,
pudiendo entregar poder de mercado local en alguno de los
subsistemas. En esta misma linea, durante el afio 2021 se llevé a
cabo la licitacion la licitacién de la linea HVDC Kimal - Lo Aguirre,
la cual fue adjudicada al consorcio Yallique por un VATT de
116.300.000 USD. Se espera que con su entrada en operacion,
esperada al afio 2029, se pueda aprovechar todo el potencial de
la generacion de energias renovables, las que han aumentado
de forma consistente y considerable con el paso del tiempo y se
proyecta que lo sigan haciendo.
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16 Un subsistema corresponde a un sistema desacoplado, el cual se define como “(...) una fraccién del sistema, originada por la desconexién o congestién de una o mds instalaciones

de transmision, lo que obliga a realizar un despacho por orden econémico considerando sélo las unidades generadoras pertenecientes a la respectiva fraccion del sistema.”, segtin lo

establecido en el articulo 10 del Procedimiento “Cdlculo de Costos Marginales para Transferencias de Energia” contenido en la RE N° 669 de 21 de noviembre de 2017 de la CNE. En las

Tablas A.2 y A.3 del anexo se puede encontrar un listado con los 20 subsistemas mds frecuentes para el afio 2021 y 2020.
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En cualquier caso, se debe tener presente que la evaluacion de la
expansién de la infraestructura de transmisiéon debe considerar
el costo asociado a esta versus el mayor costo de operacién del
sistema derivado de las potenciales congestiones que se originen
por la falta de capacidad.

11.2 INDICES DE CONCENTRACION Y PODER DE
MERCADO

Una forma tipica de aproximar la existencia de poder de mercado
es mediante indices de concentracién'’, siendo indicadores
comunes en esta materia: la razén de concentracion de k
empresas y el indice Hirschman-Herfindhal (HHI, por sus siglas en
inglés).

El primero corresponde a un indice tipico de participacién de
mercado, y se considera que refleja poder de mercado a partir de
40%, segun lo establecido por la Comision Europea'. El segundo
es una medida mas comUnmente utilizada, pues se considera
que refleja de mejor manera la estructura de una industria, y se
considera que representa un mercado desconcentrado de ser
menor a 1.500, uno moderadamente concentrado de encontrarse
entre 1.500 y 2.500, y uno altamente concentrado de superar los
2.500 de forma estructural™.

Este dltimo indice se expresa como la suma de las participaciones
de mercado individuales al cuadrado, y varia entre 0y 10.000.
Para una hora determinada, el HHI se calcula utilizando las

N
HHI,=)'S,,

Cc=I

participaciones de mercado basadas en la capacidad disponible
de cada conglomerado. En particular:

Ne¢
Sc’h:Z maxKD;g;n/ Z maxKD, 4
{iec}=1 i=1

Donde N_es el nimero de unidades generadoras del
conglomerado ¢, KD, ., es la capacidad disponible neta de la
unidad generadora i durante la hora h bajo la modalidad de
operacion g con el combustible j2°.

1

~N

Se entiende por poder de mercado la habilidad de una firma para elevar los precios sobre un nivel competitivo de forma rentable. “Market power is a crucial concept in the economics

of competition law. It refers to the ability of a firm to raise price above some competitive level - the benchmark price - in a profitable way.”. Motta (2004), Competition Policy: Theory and

Practice. Cambridge: Cambridge University Press, Chapter 2: Market Power and welfare: Introduction, p.40.

18 “Guidelines on the assessment of horizontal mergers under the Council Regulation on the control of concentrations between undertakings”, Official Journal of the European Union, 2004.19

Norma técnica para la programacién y coordinacion de la operacion de unidades que utilicen GNL regasificado, Junio 2019, CNE, Articulo 3-3, numeral 3. Disponible en https://www.cne.cl/

wp-content/uploads/2019/06/NT-GNL-Junio-2019.pdf

19 Niveles de acuerdo con lo establecido por la Federal Trade Commission (FTC).

20 Se entiende por capacidad disponible neta como la capacidad bruta descontando los consumos propios e indisponibilidades de recurso primario de generacion, fallas, mantenimiento,

etc.



El HHI a nivel nacional al 31 de diciembre de 2021, sin
diferenciar por hora o subsistema, alcanzé un valor de

1.110, aproximadamente, lo que podria llevar a concluir
apresuradamente que se trata de un mercado desconcentrado?'.

Sin embargo, al considerar la distribucién de dicho indicador por
hora, teniendo en consideracion cada subsistema en el periodo
enero-diciembre de 2021, se aprecia que, en general, se trata de
un mercado mediana o altamente concentrado, como se observa
claramente en el Gréfico 11.2.1. Incluso, hay ocasiones en que la
capacidad disponible para abastecer un subsistema perteneci6 a
un solo conglomerado, alcanzando el indicador un valor maximo
de 10.000,,, en tanto en otras, en las que el indicador alcanz6
valores minimos inferiores al limite de 1.500. Asimismo, debido
a la disponibilidad de capacidad solar dependiente del horario,
se obtienen valores mas reducidos para el limite del percentil 25,
cuando dicha tecnologia cuenta con su fuente de energia, lo que
sucede primordialmente entre las 8:00 y 20:00 horas, ocurriendo
algo analogo con los valores minimos.

No obstante, debido a la existencia de subsistemas por
congestiones, la concentracién aumenta, en promedio, en horario
de generacion solar,..
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21 En el Anexo A se desarrollan en detalle los potenciales beneficios y costos de quienes efecttian las declaraciones de inflexibilidad, asi como también el posible impacto que dichas

declaraciones podrian tener en el resto de los actores del mercado.

22 Estos episodios son poco frecuentes, y estdn relacionados a subsistemas por controles de transferencias que crean islas solo con una central o pocas unidades generadoras que

pertenecen al mismo grupo econémico.

23 Enun escenario libre de congestiones, se esperaria una disminucion de los niveles de concentracién, considerando los niveles de concentracién a nivel nacional, lo que también se refleja

en los niveles de concentracion por tecnologia, tal como puede ser constatado en el Grdfico A.4 del anexo.
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Ahora bien, en cuanto a la frecuencia con la que el HHI se
encontroé sobre el umbral de los 2.500, el Grafico 11.2.2 muestra Curva de duracién HHI
que cerca del 27% del tiempo se presentaron episodios que Enero-diciembre 2021
derivaron en valores superiores a dicho limite. Alternativamente,
alrededor de un 22% de las veces se alcanzé un HHI inferior a
1.500. ]
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Lo anterior implica que, con una ocurrencia cercana al 51% del
tiempo, el mercado de la energia eléctrica presentd niveles de
concentracion medios.
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Aunque el HHI, calculado con frecuencia horaria y por subsistema,
es un mejor reflejo de los niveles de concentraciéon de mercado
que un indicador Unico a nivel nacional, una de las falencias

de este indice sigue siendo el hecho de que no internaliza

la demanda. Es por ello que una medida alternativas para I s S
aproximar el poder de mercado es el indice RSI (Residual Supply %

Index).
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Lo anterior es crucial en el mercado eléctrico, ya que podria
suceder que en un mercado desconcentrado exista un generador
fundamental para el sistema, es decir, que la demanda residual
que dicho actor enfrenta no pudiera ser satisfecha por otro
competidor. Esto puede suceder si los niveles de holgura del
sistema, en su totalidad, son limitados, o ante la ocurrencia

de un escenario de congestion o falla de lineas que implique

la generacion de un subsistema con capacidad disponible
restringida.

Si bien lo anterior es particularmente relevante en mercados con
un sistema de subastas -ya que las empresas generadoras que
poseen unidades esenciales o pivotales podrian utilizar dicha
posicién para ofrecer precios superiores a los competitivos y/o
iguales al techo que haya impuesto el regulador respectivo- en el
contexto chileno también es relevante esta informacién ya que,
en la eventualidad de ser frecuentes los escenarios descritos en el
parrafo previo, las firmas pivotales podrian comprar combustibles
a precios elevados a fin de subir el costo marginal del sistema, o
no llevar a cabo mantenciones periédicas para fomentar la falla
de una central, entre otras acciones que podrian poseer el mismo
efecto?.

24 Las conductas estratégicas mds comunes que podrian llevarse a cabo en el mercado chileno son descritas en el Capitulo /1.



Con todo, menester resulta sefialar que el RSI, si bien internaliza
de mejor manera el contexto del mercado eléctrico, se debe
considerar solo como una métrica referencial, ya que un agente
que posee multiples unidades generadoras podria tener la
habilidad para alterar el equilibrio competitivo sin ser esencial,
bastando que las pérdidas por menor generacién con una unidad
particular sean compensadas con las ganancias por mayor
costo marginal a través de la generacién con otras unidades
que han sido despachadas. Consecuentemente, mientras
mayores asimetrias existan en la curva de oferta, mayor sera la
probabilidad de ejercer poder de mercado.

También se debe tener en consideracién que la habilidad para
ejercer poder de mercado depende de la posicién comercial de

la empresa, ya que una compafiia que realiza mas retiros que
inyecciones de energia, no podria verse beneficiada en el corto
plazo de un aumento del costo marginal, a menos que posea
contratos indexados a este, aunque no se debe desconocer el
hecho de que los precios pueden verse influenciados por el valor
esperado del costo marginal de largo plazo, el cual a su vez podria
elevarse artificialmente debido al ejercicio de poder de mercado.

En el presente informe, se opta por la presentacion del RSI sin
deducir la capacidad contratada, ya que la propia existencia de
poder de mercado estructural podria influir en la politica de
contratos que adopte una firma

En particular, el RSI es una variable continua que considera la
demanda residual y la capacidad instalada de una empresa
generadora, o grupo de empresas, y puede ser expresada como
sigue:

KT,- KDy,
Dy,

RSI; =

Donde KT, es la capacidad disponible neta total del sistema
durante la hora h, KD ,, es la capacidad disponible neta del
conglomerado i durante el mismo periodo y D, representa la
demanda del sistema durante la hora h.

Cuando la expresion es igual a 1, la demanda es exactamente
igual a la capacidad disponible total del sistema, descontando

la capacidad disponible del conglomerado bajo analisis. En caso
de ser mayor a 1, ello implicaria que existiria capacidad ociosa,
incluso al no tener en consideracién el conglomerado respectivo,
por lo que no podria afirmarse que seria pivotal o indispensable
para el sistema, aunque instituciones como el CAISO sefialan
que un RSl entre 1y 1.1 aln constituye un escenario donde
eventualmente podria ejercerse poder de mercado. En contraste,
cuando el indicador es menor a 1, esto implica que la demanda
es mayor a la capacidad disponible del resto de los agentes

del mercado, razén por la que el conglomerado i seria pivotal o
indispensable para el sistema, ya que, de lo contrario, no podria
satisfacerse la demanda.

25 Cabe destacar que los andlisis de casos realizados por parte de la UMC si internalizan todas estas variables. De igual manera, es necesario sefialar que el poder de mercado no solo se

puede manifestar en mayores costos marginales, sino que también en una disminucion de estos en caso de que afecte eventualmente a los competidores y de ello se derive un perjuicio

para el cliente final y un beneficio para el agente con poder de mercado. Este efecto, sin embargo, no es capturado por el andlisis pivotal.

26 CCAISO considera dentro de su andlisis la capacidad contratada, deduciendo esta de la capacidad total disponible de la empresa. Ello, no obstante, se justifica debido a que, al tratarse de

un mercado de subastas, la aplicacién de este indicador es directa y es en efecto el input para la aplicacion de medidas de mitigacion. En relacién con esto dltimo, ver por ejemplo “Fifth

Replacement FERC Electric Tariff’, 2020, CAISO.
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Lo anterior puede ser aplicado para un conglomerado de forma

individual o conjunta. Usualmente, este indicador es empleado RSI para 1 empresa (RSI 1)
para una, dos y tres empresas. En los dos ultimos casos, la Enero-diciembre 2021
Unica diferencia es que KD,, corresponderia a la suma de las

capacidades disponibles de las dos o tres empresas bajo analisis -

segun corresponda.

La distribucién horaria del RSI para el periodo enero-diciembre
de 2021 se presenta en los graficos 11.2.3, 11.2.4 y 11.2.5%”. Como se

observa, tanto para el indice de una empresa, como para el de =
. . . z o
dos y tres empresas conjuntas, existe el mismo patrén por bloque
horario, aunque es menos pronunciado para el RSI 3. -
o
T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T
1 3 5 7 9 " 13 15 17 19 21 23
Horas
P75/P25 Méaximo
Promedio Minimo
RSI para 2 empresas de forma conjunta (RS 2) RSI para tres empresas de forma conjunta (RSI 3)
Enero-diciembre 2021 Enero-diciembre 2021
™ o @
N o
o @
7 7]
o o
(=l | o
T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T
1 3 5 7 9 1 13 15 17 19 21 23 1 3 5 7 9 " 13 15 17 19 21 23
Horas Horas
P75/P25 Méximo P75/P25 Méaximo
Promedio Minimo Promedio Minimo

27 Solo para efectos grdficos, el valor mdximo del RS/ se limitd a 3, al ser el valor relevante de referencia igual a 1. Al igual que para el cdlculo del HHI, el RSI es calculado para cada

subsistema observado durante el periodo de andlisis.



Se aprecia en los graficos previos que solo el RSI 1 se encuentra
por sobre el limite pivotal en algunas horas al menos el 75% de
las veces, encontrandose en promedio por sobre 1 en todo el
rango horario. Tanto el RSI 2 como el RSI 3 se encuentran por
debajo del limite pivotal en todo el rango horario la mayor parte
del tiempo. Esto refleja que, en el contexto actual de estrechez
de suministro, al internalizar todas las indisponibilidades ]
de capacidad, en general las dos o tres empresas de mayor
capacidad dentro de un subsistema determinado son necesarias,
de forma conjunta, para abastecer la demanda en todos los
bloques horarios.

Enero-diciembre 2021

RSI
L

Curva de duracién RSI 1, RSI 2 y RSI 3

Lo anterior se ve reflejado en la frecuencia acumulada en el

grafico de duracién, donde se puede apreciar que solo el 5% del
tiempo el RSI 3 fue mayor a uno, en contraste con el 18% y 60% © 1
del RSI 2 y RSI 1 respectivamente. 0F 10200305 40

50 60 70 80 90 100
%

RSI 1

Sin perjuicio de lo anterior, se debe tener en consideracion RS 3

RSI 2

Limite pivotal

que, tal como se sefialara con antelacion, incluso en caso de no
haber agentes pivotales podria existir alguna firma con poder de
mercado, ya que esto Ultimo depende de diversas circunstancias,
tales como del diferencial de costos marginales entre cada central
en la lista de mérito, o de si se trata de una central de base, entre
otras. De igual modo, la existencia de un RSI menor a 1 tampoco
implicaria necesariamente la existencia de poder de mercado, ya
que la habilidad para alterar el equilibrio competitivo de corto
plazo dependera del nivel de contratacién de las empresas y de
si sus contratos se encuentran indexados o no al costo marginal,
aunque se debe ponderar el hecho de que los precios de los
contratos dependen de una estimacién de los costos marginales
de largo plazo, la cual podria verse afectada con motivo del
ejercicio de poder de mercado.

Una visién general sobre las posibles conductas estratégicas que
podrian ser ejecutadas por empresas con poder de mercado en el
sistema chileno se presentan en el capitulo siguiente.
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COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

EJERCICIO DE PODER DE
MERCADO Y ANALISIS DE
COMPETENCIA

La posesion de poder de mercado no constituye una practica
anticompetitiva per se, sino mas bien el ejercicio de este. Por
lo mismo, en este este capitulo se presenta la evolucion de
las variables mas relevantes que se monitorean, teniendo en
consideracion las principales conductas anticompetitivas que
podrian ocurrir en el mercado eléctrico®.

111.1. SEGMENTO DE GENERACION
111.1.1 FALLAS

La tabla lll.1.1 presenta un resumen descriptivo de las fallas
registradas como solicitudes de desconexion forzosa durante el
afio 2020y 2021.

En general, el nimero de fallas aumentd durante el afio 2021 en
comparacién con el periodo previo, mientras que su duracion
promedio disminuyé levemente. Consistente con el aumento del
numero de fallas, el tiempo entre estas cay6 durante el 2021. El
promedio de potencia desconectada practicamente permanecio
inalterado alrededor de 80 MW.

Dado el incremento en la capacidad instalada de ERV, asi como también su crecimiento proyectado, resulta relevante detallar la

participacion de cada empresa por tipo de tecnologia.

Estadisticas descriptivas desconexiones de curso forzoso ejecutadas exitosamente e iniciadas durante los afios 2020-2021%

o
Aiio Ilf\lalliz Medida Media Desv. Est Min Max P25 P50 P75
Duracién de Fallas (Dias) 2,6 10,8 0,0 162,0 0,1 03 14
2020 447 Tiempo entre fallas (Dias) 763 96,1 0,0 365,0 8,1 29,4 1101
Potencia desconectada
80,3 1051 09 690,0 12,8 26,0 128,0
(MW)
Duracién de Fallas (Dias) 2,2 8,2 0,0 164,8 0,1 04 1,6
2021 628 Tiempo entre fallas (Dfas) 65,7 84,2 0,0 363,7 7,2 29,6 92,9
Potencia desconectada
81,0 1039 03 570,0 14,9 26,0 1285

(Mw)

28 En el anexo A.5 se describen en detalle las principales conductas anticompetitivas que podrian llevarse a cabo en un mercado con las caracteristicas del sistema eléctrico nacional, tanto

en el segmento de generacion, como en el de transmision y distribucion.

29 La potencia asociada a las solicitudes de desconexion forzosa llevadas a cabo exitosamente se estimé como la potencia que se encontraba efectivamente indisponible para cada solicitud

con motivo de una desconexién forzosa, considerando como fecha de la desconexion la fecha de inicio de la solicitud.



Las 5 centrales que presentaron mayor cantidad de potencia Dentro de las centrales consideradas, solo Bocamina y Tocopilla
desconectada promedio se pueden observar en la Tabla [11.1.2. han presentado duraciones de las desconexiones forzosas que
Durante el afio 2021, Pehuenche fue la central que presento han rondado cerca de una semana, lo que es significativamente
la mayor potencia indisponible, asociada a la desconexién de superior al resto de las centrales del listado. Esto, sin embargo,
la central completa, en comparacién con lo sucedido en el afio solo sucedié durante el afio 2020.

2020, donde existieron desconexiones parciales de sus distintas
unidades. Dentro del grupo de centrales presentadas, destaca el
caso de Tocopilla durante el afio 2020, con 14 solicitudes, aunque
estas involucraron diferentes unidades, como la U14, U15y U16.

Potencia desconectada, numero de fallas y duracién promedio, afio 2020 y 2021.

Aiio Medida Media Desv. Est Min
HE Ralco 431 4 0,09
HE Pehuenche 399 5 0,88

2020 TER Santa Marfa 374 2 0,56
TER Bocamina Il 350 5 7,22
TER Tocopilla 294 14 6,76
HE Pehuenche 570 3 0,19
TER Nehuenco |l 411 5 1,53

2021 TER Nueva Renca 381 2 0,89
TER IEM 378 2 1,89
TER Santa Marfa 374 7 323

Por su parte, el gréfico I1.1.1 presenta el nimero de solicitudes de desconexion forzosa llevadas a cabo exitosamente. Estas
presentaron una tendencia general decreciente a lo largo del afio, con un aumento significativo en el mes de junio, donde alcanzaron
un total de 77, comportamiento similar a lo evidenciado en el afio 2020, con la excepcién de la escalada en el Gltimo mes del afio en el
cual existieron 56 desconexiones. En cuanto al nimero, en promedio, el 2021 se registraron 15 desconexiones forzosas adicionales por
mes en comparacion con el 2020.
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En el Grafico 111.1.2 se presenta la distribucion mensual

de potencia indisponible por concepto de desconexiones Numero de solicitudes de desconexion forzosa llevadas a
forzosas. Como se observa, en 8 de 12 meses la mediana de las cabo exitosamente

desconexiones fue ostensiblemente menor a 100 MW durante el 2020 - 2021

2021, aunque de igual manera representd un aumento respecto 2020 2021

del afio 2020, en donde representé menos de 50 MW por 8
meses. Esto se ve ratificado por el mayor promedio presenciado
en el 2021, el cual rond6 los 97 MW, mientras que el 2020 dicha
cifra fue 10 MW inferior.

N° Solicitudes de Desconexion
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 60 65 70

123 456 7 8 9101112 123 456 7 8 9101112
Mes Mes
Potencia asociada a solicitudes de desconexion forzosa Distribucion anual potencia asociada a solicitudes de desco-
llevadas a cabo exitosamente° nexion forzosa llevadas a cabo exitosamente
2020 - 2021 2020 - 2021
w0
2020 2021 5 7
7004 o
650
600
LN . * o
550 -
5 -
500 o
450 3
= 350 - $ o ¢ . . Du)
= 3003 . e R S
250 .
200 °
. . [
150 s e | . H
1004 ° ° e :
0 3 o © T T T T T
° I l 2 4B & 0 200 400 600 800
01 MW
123456 7 89 101112 123456 7 8 9101112

2020

Mes Mes 2021

30 La potencia asociada a las solicitudes de desconexion forzosa llevadas a cabo exitosamente se estimé como la potencia que se encontraba efectivamente indisponible en cada hora con

motivo de una desconexion forzosa, independiente de la fecha y hora de origen de esta.



Al analizar el grafico previo, se aprecia que durante el afio 2021

los eventos de desconexion forzosa se concentraron en una Distribucién anual duracién en dias de desconexiones de
mayor cuantia alrededor de 200 MW en comparacién con lo curso forzoso®'

sucedido el 2020, aunque presentaron una menor densidad cerca 2020 - 2021

de 400 MW. En cualquier caso, estos rangos de indisponibilidad,

entre 200 MW y 400 MW, son los que podrian tener mayor efecto @ o

en los costos marginales.

Lo anterior se complementa con la informacién del grafico que “1

prosigue, donde se muestra que en el afio 2021 aument? la ko

frecuencia de las desconexiones de curso forzoso que duraban g < 4

entre 2y 5 dias, periodo que podria propender a crear un e

escenario mas idéneo para la retencion de capacidad. N

Cabe destacar que la Unidad lleva a cabo analisis especificos

que ayudan a dilucidar la posible incidencia entre las fallas de oA

centrales o modificaciones de los precios de combustible y los 0 5 10 15 20 25 30 35

Dias

costos marginales del sistema.

2020 2021

111.1.2 COMBUSTIBLES

En lo que respecta a precios de combustibles, los mas relevantes
corresponden a Carbon, Gas Natural y Diesel, y son presentados
a continuacion.

Distribucidn trimestral de precios de Gas Natural por
empresa 32-33 2020 - 2021

2020 2021
o
8 4
T = L ) L) L ) L] L )
(=3
8
o 81 l
£ °
g 2l
o 84
3 9 5 *
7 °
o 4
1 2 3 4 1 2 3 4
Trimestre Trimestre
[ Grupomate [T Enel  [IIEET] Engie
- [ otos

31 Solo para efectos visuales se presenta la distribucién para fallas con duracion inferior o igual a 60 dias. En la prdctica, se observaron 2 fallas con duracién mayor, equivalentes a 114 y

162 dias para las centrales termoeléctricas Arica y Loma los Colorados respectivamente.

32 Solo se consideran precios tnicos por conglomerado vigentes en un dia particular (si se declaré el mismo precio para dos centrales, por ejemplo, solo se considerd una vez). De igual

manera, se descartaron los costos iguales a cero, que denotan un escenario de inflexibilidad bajo la NT GNL 2019.

33 A menos que se sefiale explicitamente lo contrario, Gas Natural hacer referencia tanto a GNL como GN.
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El grafico previo contiene la distribucién de costos de Gas Natural
que fueron declarados por las 4 principales empresas que utilizan
dicho combustible, estando acumulados los resultados de las
otras 6 empresas cuya capacidad instalada no es significativa.

Como se aprecia, existe una alta dispersién de precios entre
empresas. Los valores mas elevados se encuentran en la
categoria otros, y se refieren, en particular, a la empresa “Inkia
Energy”. Entre las empresas de mayor capacidad, BHP, a través de
Tamakaya Energia, es la que concentraba los costos declarados
mas elevados, seguida por el grupo Matte, Enel y Engie,
manteniéndose esa relacién general en 2020 hasta el segundo
trimestre del 2021. En la segunda mitad del afio 2021 los costos
declarados por estas Ultimas alcanzaron e incluso superaron los
de BHP, los cuales se mantuvieron en un rango relativamente
estable a lo largo del afio.

Una caracteristica particular de este combustible corresponde a
la posibilidad de declarar inflexibilidades. Esta condicién especial
de suministro se establece en la NT GNL, la que actualmente se
encuentra en un proceso contencioso en el TDLC3.

De acuerdo ala NT GNL 2019, vigente desde junio de 2019y
sustituida por la NT GNL 2021, vigente desde octubre de 2021;
cuando existia una declaracion de inflexibilidad, el costo variable
de las centrales que utilizan dicho combustible se considera como
cero, con el fin de asegurar su despacho y de esta manera utilizar
el gas para permitir la descarga del buque siguiente. Los cambios
en la condicién de suministro de esta naturaleza pueden provocar
una disminucion de los costos marginales del sistema, al ser su
origen la estimacion de que las centrales en cuestion no podrian
quemar todo el gas necesario por orden de mérito . La magnitud
del efecto, sin embargo, puede variar significativamente,

dependiendo del tramo de la curva de oferta donde se produzca
la interseccion con la demanda. De estar en un sector plano, los
efectos serian minimos, mientras que, de estar en una vecindad
con asimetrias elevadas, las diferencias podrian ser cuantiosas,
llegando incluso a presenciar escenarios de costo marginal igual
a cero, siendo esto Ultimo mas probable en situaciones donde
existe congestion.

Lo anterior no necesariamente se producia cuando se trataba de
una declaracién de inflexibilidad derivada directamente de una
cldusula contractual que no tenia impacto en la capacidad de
almacenamiento, ya que podria suceder que incluso sin el cambio
en la condicién de suministro la central fuese despachada por
orden de mérito igualmente.

Consecuentemente, se esperaria que el efecto de las
inflexibilidades se manifestara primordialmente en una baja del
costo marginal o ser neutro®®. De ser las disminuciones en el
costo marginal significativas y prolongadas en el tiempo, existiria
la posibilidad de que tuviesen un efecto anticompetitivo en el
mercado, en particular manifestado a través del equivalente de
conductas exclusorias, como precios predatorios o un analogo a
estrangulacion de margenes (margin squeeze).

Esto ultimo, sin embargo, no se ha evidenciado con la informacion
disponible del mercado®.

A pesar de aquello, para minimizar el riesgo de ocurrencia de
dichas conductas o efectos indirectos que pudiese tener la norma
en los diferentes agentes econdémicos, se llevé a cabo un proceso
de reforma de la NT GNL 2019, cuya version final fue publicada en
octubre de 2021.

34 Ver www.tdlc.cl. “Demanda de Eléctrica Puntilla S.A. e Hidromaule S.A. contra la Comision Nacional de Energia” ROL C-435-2021.

35 También puede suceder que el costo marginal se eleve en caso de provocar que centrales a carbén dejen de ser despachadas, privilegiando incorporar centrales mds caras en un nimero

reducido de horas. Esto implicaria que el mayor costo marginal en algunas horas seria menor a los sobrecostos de las centrales de base. En cualquier caso, un escenario como este se

espera sea poco frecuente.

36 Se considera como neutro el hecho de que las diferencias al alza que pueden producirse serian minimas y en casos excepcionales.

3
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requisitos que debieran cumplirse para estar en presencia efectivamente de dichas conductas

En el Anexo A.7 se presenta una explicacion detallada de las potenciales conductas anticompetitivas que podrian manifestarse a través de una baja en los costos marginales, y los



Los principales cambios se resumen en los siguientes puntos:

1. Limitacién del volumen declarado inflexible

2. Determinacion de un costo de oportunidad para el despacho
de las centrales inflexibles, como resultado de la optimizacién
del uso del GNL inflexible durante una ventana amplia de
tiempo.

3. Elcoordinador es el que determina las inflexibilidades a partir
de simulaciones del SEN.

Con dichas medidas no solo de disminuye la discrecionalidad del
Coordinado en la declaracion de inflexibilidades, sino que ademas
se minimiza el impacto en el sistema al considerar una ventana
amplia de optimizacion.

Con todo, si se consideran los datos de inflexibilidades para

el afio 2020 y 2021, si bien se evidencia que la proporcién de
generacién GNL alcanzé proporciones elevadas durante el afio
2020, esta disminuyé drasticamente a partir de septiembre del
mismo afio, manteniéndose en niveles limitados durante el afio
2021, en un contexto de mayor generacién con gas natural en
comparacién con los ultimos meses del afio previo (ver grafico
111.1.6).

En sintonia con aquello, se espera que con la nueva NT GNL los
niveles de inflexibilidad se mantengan acotados, similar a lo
acaecido durante el 2021, limitando su potencial impacto en el
sistema.

Generacién mensual con GNL inflexible vs GNL flexible

2020 - 2021

Generacion (GWh por mes)

1

2020

2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Mes

2021

12 3 4 5 6 7 8 9 10 1 12
Mes

I GN\L Inflexible

I GNL Flexible
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111.1.2.2 CARBON

El carbén presenta una marcada tendencia al alza durante el
afio 2021 en contraste con lo sucedido en el afio previo, donde
los niveles se mantuvieron relativamente estables. Esto ha

sido motivado primordialmente por el alza del precio de los
combustibles a nivel global. Engie y AES Corporation son los
conglomerados que presentan mayores precios, en particular
durante el Ultimo trimestre de 2021, seguido por Enel y el Grupo
Matte.

111.1.2.3 DIESEL

El diésel se ha tornado particularmente relevante en el Ultimo
tiempo debido a la estrechez de suministro que ha enfrentado el
sistema, y las congestiones frecuentes observadas en la zona.

Existe una marcada tendencia al alza de los precios, la cual no
solo se ha visto motivada por el alza internacional del precio

de los combustibles, sino que también por las particularidades
del mercado eléctrico nacional, el cual esta viviendo un periodo
de estrechez de suministro con motivo de la sequia imperante,

lo cual incluso motivé al ministerio de Energia a implementar

un decreto de racionamiento preventivo y a implementar un
mecanismo denominado “diésel de seguridad”, a lo que se suman
las constantes congestiones que se viven en la zona sur del SEN.

Durante el primer trimestre del afio 2021, la mediana rondaba

los 600 USD/t, mientras que el cuarto trimestre su valor fue
cercano a los 900 USD/t, con valores extremos superiores a los
1.000 USD/t. En particular, los precios mas elevados se registraron
para las centrales de la empresa Prime Energia, los que incluso
sobrepasaron los 1.300 USD/t, las que operan en el subsistema
de Puerto Montt generado por las congestiones ya mencionadas.

Distribucidn trimestral de precios carbén por empresa
2020 - 2021
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En este contexto, resulta relevante analizar cada componente del
costo variable de estas centrales, ya que no solo ha aumentado su  Participacion de sobrecostos asociados a generacion diésel
relevancia en la determinacién del costo marginal (ver subseccién  por mes

“IIl.1.4 Combustible centrales marginales”), sino que ademas 2021

ha aumentado su contribucién a los sobrecostos de forma
significativa en algunos meses, tal como se aprecia en el grafico
siguiente.

Lo

Por lo mismo, tanto el costo variable no combustible (CVNC) como
el costo variable combustible (CVC) pasan a cobrar relevancia.
Una distribucién de los primeros se presenta en la Tabla I11.1.1,

Porcentaje
10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

donde se aprecia la existencia de variados casos extremos, los
cuales corresponden a las centrales Tocopilla, Olivos, Espinos,
Yungay, Chiloé, entre otras, todas referidas a combustible diésel,
asi como también algunas configuraciones de la central Atacama.

T T T T T T Y T T N

L

o
I Diése: I Otros
Numero de configuraciones por rango de CVYNC
Al 31 de diciembre de 20213
Rango CVNC (USD/MWh) %
0-10 92
10-20 22
20-30 19
30-40 9
40-50 4
50+ 4

38 Se consideran configuraciones con valores tnicos.
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Para una central que margina o genera con sobrecostos la mayor
parte del tiempo, podria ser rentable declarar sobrecostos en el
componente de CVNC, siempre y cuando un aumento en el costo
variable total de la central no deriva en una disminucién de rentas
inframarginales.

Por lo mismo, la UMC ha realizado acciones de monitoreo
respecto de los CVNC, solicitando informacién de respaldo de
estos costos y adicionalmente la revision de dichos parametros
por parte del Coordinador situacién que, a la fecha del presente
informe, se encuentra en desarrollo®.

En cuanto a los CVC, a menos que una empresa posea

multiples centrales que le permita capturar mayores rentas
inframarginales, no existirian incentivos a declarar un CVC mayor,
asumiendo que todos los costos son justificados a través de sus
respectivas facturas.

Asimismo, a menos que exista la posibilidad de obtener rentas
inframarginales significativas y/o que la empresa sea deficitaria
en el subsistema donde inyecta, no existirian incentivos a
negociar un precio de combustible bajo. Mas aun, incluso de
existir incentivos por parte de las empresas generadoras, las
distribuidoras podrian ejercer poder de mercado de tratarse de
centrales que son despachadas frecuentemente y son necesarias
para satisfacer la demanda. Esto ultimo pudo incluso haberse
acrecentado con el decreto de racionamiento preventivo, al
determinar una cantidad de diésel que sera remunerado bajo
cualquier circunstancia.

En relacién con esto Ultimo, resulta necesario sefialar que, a
diferencia de lo que sucede en otras jurisdicciones®’y aiin en un

escenario de crisis, las reglas que protegen el funcionamiento del
mercado de conductas colusorias, de abusos unilaterales o de
operaciones de concentracion riesgosas no pierden su vigencia.
Por cierto, existen dentro del propio sistema procedimientos que
podrian ser utilizados por agentes econémicos y autoridades

de cara a obtener la aprobacion de iniciativas que hagan frente
ala crisis y las declare compatibles con la libre competencia

y por tanto resulta relevante continuar con el monitoreo y
continuar con el ejercicio de las facultades que el Coordinadory,
anteriormente, sus predecesores legales, tienen y han tenido para
realizar auditorias o acciones de verificacién a los coordinados,
en las cuales se revisa o verifica la declaracion de costos de las
distintas variables o pardmetros efectuadas por las empresas.

111.1.3 COTAS Y AFLUENTES DE EMBALSES

Al tratarse de un sistema eléctrico hidrotérmico, es fundamental
realizar un seguimiento a las cotas de los embalses y los
afluentes, ya que la escasez del recurso hidrico puede afectar el
precio futuro de este y, en consecuencia, el costo marginal del
sistema. En los graficos I1.1.10 y 11.1.11 se presenta la evolucion
de los afluentes y cotas de dos embalses para el periodo enero-
diciembre de los afios 2020 y 2021.

39 También se han realizado revisiones a otros pardmetros técnicos bdsicos, como minimos técnicos y potencia mdxima.

40 https://www.accc.gov.au/public-registers/authorisations-and-notifications-registers/authorisations-register/australian-energy-market-operator-aemo



En general, entre los meses de enero y junio los afluentes
son relativamente reducidos, en comparacion con el periodo
julio-diciembre, por lo que es comun observar una tendencia 2020 - 2021
decreciente en los niveles de cotas de los embalses a comienzos

Afluente medio mensual por embalse

del afio, tal como se ilustra para los embalses Colbun y Ralco en el S |
grafico I11.1.11. Esto genera una escasez relativa de agua entre los ¥
meses de junio y julio, trayendo como consecuencia, usualmente, =y
aumentos en los costos marginales, al ser las centrales de g’m
embalse las que, en su mayoria, determinan el costo marginal con Eg |
un costo de oportunidad del agua relativamente elevado. %N
s
Todos los embalses presentaron menores afluentes durante
el 2021 en comparacion con el 2020, lo que refleja el periodo o]

de escasez hidrica por el que se atraviesa y ha dado origen a S & 8 8§ & & = & < I I I3
episodios de estrechez de suministro. 5 £ f 2 § &8 5 E fE 2 8 & &
S 5 5 S S S S s S S S
La relevancia de la variable hidrolégica muestra la importancia Angostura Chapo Colbin Invernada
. L. , Laja Melado Pangue Pehuenche
de tener un buen sistema de pronéstico de caudales, y, ademas, Poloura Ralco Rapel
una metodologia de ponderacién de las hidrologias, ya que es
evidente el efecto negativo que conlleva el no seleccionar las
adecuadas al momento de realizar la programacién de largo
plazo, ya que ello influye en el valor del agua y su consumo
presente. Cota promedio diaria Colbun y Ralco
2020 - 2021
Al respecto, el Coordinador contratd un sistema de pronoéstico de
caudales, con el cual se realizan proyecciones a 1y 7 dias, las que ° °
31 <l
son empleadas como input en la programacion de corto plazo. N "
De igual manera, existen proyecciones de largo plazo con series
sintéticas, pero aun no se ha implementado una metodologia g+ 84
para ponderar de manera apropiada las diferentes hidrologias E z
. c c
ingresadas al PLP. £81 E2A
g g
8 8
En este orden de ideas, la Unidad ha implementado modelos . .
econométricos para evaluar de mejor manera el desempefio 5] =]
del servicio de pronésticos contratado, existiendo evidencia de
que estos ultimos lo hacen relativamente bien para identificar e+ e
L & Ce Lol T &
H AN QYN ANy NN NNy N NN QY NNy NN QAN ANy N
crecidas. 5553325732585 ¢8 S gagsosgagal
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111.1.4 DESVIACIONES DE PRONOSTICOS ERV

Los prondsticos de ERV son relevantes al momento de realizar la
programacion, ya que discrepancias pronunciadas y persistentes
de estos podrian alterar eventualmente el despacho programado,
y con ello el costo marginal y el valor del agua. Por lo mismo,

se espera que la distribucién de desviaciones de pronoésticos

se encuentre centrada alrededor de cero, y que la existencia de
casos extremos no sea frecuente.

Esto efectivamente puede corroborarse en el grafico 111.1.12 para
las desviaciones de prondsticos de generacién solar, las cuales se
encuentran centradas en cero y la mayoria de las observaciones
se concentran alrededor de la media. En contraste, la desviacion
de prondsticos edlicos presenta una mayor dispersion en
términos generales, y se aprecia una convergencia a cero durante
el afio 2021, en comparacién con lo sucedido el 2020, donde en
promedio se subestimé la generacién con este medio.

Estas diferencias de precision son esperadas, atendida la

mayor variabilidad del recurso primario de las centrales edlicas.
En caso de considerarse la suma de ambas desviaciones de
prondsticos, la media rondé los 41MWh y 45MWh durante 2020
y 2021 respectivamente, en ambos casos correspondiendo a una
sobreestimacién promedio de la generacién ERV. Dado el nivel
reducido de las diferencias, se esperaria que estas no tuvieran
efectos en el despacho programado en cuanto a las érdenes

de encendido y apagado. No obstante, existen desviaciones de
mayor cuantia que si podrian tener un eventual impacto. Asi por
ejemplo, cerca del 7% del tiempo durante el afio 2020 existieron
sobreestimaciones de la generacién ERV por sobre 300MWh,
mientras que dicha cifra escal6 a 10% el afio 2021.

Distribucidn desviacion de prondsticos de generacion solar y
edlica

2020 - 2021
2020 2021
8 84
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111.1.4 COMBUSTIBLE CENTRALES MARGINALES

Considerando las diferentes tecnologias de generacion a lo largo
del afio, a continuacién, se presenta la proporcién mensual de
tiempo en que cada tecnologia determiné el costo marginal,
habiendo medido las centrales marginales en una frecuencia por
minuto.

Proporcién en que una tecnologia marcé el costo marginal en

la barra Crucero 220

2020 - 2021

Proporcion

1

2020

sl

2021

23456739101112 123456739101112
I c:on I cmbase B Gas Natural
I oicsee [ ERV/Costo Cero [ Otros

Proporcién en que una tecnologia marcé el costo marginal en

la barra Quillota 220

2020 - 2021

Proporcion

1

2020

il

2021

23456789101112 123456789101112
I c:von I Embaise B Gas Natural
I picsec I cRV/Costo Cero [ Otros
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Como se observa, en todo el sistema disminuy6 la predominancia

de las centrales a carbon como centrales marginales. Los Proporcién en que una tecnologia marcé el costo marginal en
embalses y el diésel aumentaron su participacién, siendo la barra Puerto Montt 220
la relevancia de este Ultimo combustible particularmente 2020 - 2021

importante en el sistema sur representado por la barra de Puerto
Montt 220, gatillado por las congestiones mas frecuentes en dicha
region. -

2020 2021

No se observan grandes variaciones de tecnologias marcando el @
costo marginal al comparar las barras de Crucero 220 y Quillota 1
220 durante el 2021, al igual que el afio 2020, pero el escenario ha
sido radicalmente diferente al tratarse de Puerto Montt.

Proporcion
L

En efecto, lo anterior es corroborado al analizar el nUmero
de minutos que las barras Crucero 220 y Puerto Montt 220
estuvieron desacopladas de Quillota 220 (ver Grafico 111.1.16).
En el caso de la primera, no superé el 10% durante todo el afio, Vo Voo
alcanzando el peak durante agosto. En cuanto a la segunda, g — —————
solo entre junio y julio Puerto Montt 220 estuvo desacoplada de B v I cRvcostoCero MM Otos
Quillota 220 menos del 10% del tiempo, alcanzando un maximo

incluso superior a 80% del tiempo durante diciembre.

1.2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

Como es de esperar, lo anterior se plasma igualmente en el
diferencial de costos marginales que se expone en la subseccién
siguiente.

Proporcién en que barras Crucero 220 y Puerto Montt 2020
estuvieron desacopladas de Quillota 220
2020 - 2021

111.1.5 COSTOS MARGINALES

En general, durante 2021 existié un alza de costos marginales
en todo el SEN, debido al aumento del costo de combustibles
y la situacién de estrechez de suministro que ha enfrentado el 2020 2021
pais. Dicho incremento, sin embargo, ha sido particularmente 3
marcado para la barra de Puerto Montt 220, con motivo de las
congestiones presenciadas en el sur. Crucero 220 y Quillota 220
estuvieron la mayor parte del tiempo acopladas, al igual que en el
afio 2020, por lo que no se observan diferencias relevantes en los
costos marginales de dichas barras, el cual alcanzé un promedio
de 72,5 USD/MWh y 78,3 USD/MWh respectivamente. En Puerto
Montt 220 en contraste, el costo marginal ascendié a 133,4 USD/
MWh en promedio con motivo de los frecuentes desacoples.

En todos los casos, los valores representan alzas respecto del

afio anterior, donde se alcanzé un promedio de 39,7 USD/MWh, 123456 78 01011 12 123405678 9101 12
39,5 USD/MWh y 42,6 USD/MWh para las barras de Crucero 220, v v

Quillota 220 y Puerto Montt 220 respectivamente.

Proporcion
(4,

|_ Crucero220 [N Puerto Montt 220

Al analizar la funcion de densidad de los costos marginales
para las tres barras previamente mencionadas, se constata
claramente las diferencias de costos marginales de la zona sur
en comparacién con la zona centro y norte en contraste con lo
sucedido el afio precedente.
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En esta misma linea, en el Grafico I11.1.21 se muestran los
diferenciales de costos marginales por desacoples para las barras
Crucero 220y Puerto Montt 220, tomando como referencia
Quillota 2204,

En el caso de Puerto Montt, la mayoria de los desacoples fueron
producto de controles de transferencias de flujos hacia la zona,
resultando en un encarecimiento del costo marginal de esta. La
diferencia promedio positiva, que denota un aumento del costo
de provisién de energia para la zona, subi6 de 53,8 USD/MWh
en 2020 a 107,8 USD/MWh, incrementandose incluso los valores
extremos, al casi duplicarse el maximo observado en 2021 en
contraste con 2020, alcanzando valores de 254,7 USD/MWh y
130,6 USD/MWh respectivamente. En cuanto a los episodios
donde las limitaciones fueron desde la zona*, Quillota 220 tuvo
costos marginales superiores que significaron una diferencia
promediode 5,9 USD/MWh y 41 USD/MWh para los afios 2020 y
2021, con maximos que alcanzaron los 27,9 USD/MWh y 169,8
USD/MWh respectivamente.

En cuanto a Crucero, gran parte de los desacoples implicaron

un encarecimiento de la zona centro-sur representada por la
barra Quillota 220, impulsado por controles de transferencias de
flujos desde la zona norte. En general estos eventos se producen
debido a las congestiones ocasionadas por las altas inyecciones
de ERV. A diferencia de Puerto Montt, el encarecimiento de
Quillota aument6 levemente en el afio 2021, pasando de 23USD/
MWh a 39 USD/MWh. Al tratarse de la otra direccién, el aumento
promedio de costos de Crucero respecto de Quillota crecié en un
orden de magnitud similar, incrementandose desde 30,2 USD/
MWh a 41,8 USD/MWh, aunque los valores maximos en ambas
direcciones pasaron de cerca de 100 USD/MWh a alrededor de
200 USD/MWh?#3,

Diferencia de costos marginales producidas por desacoples
entre las barras Crucero 220 y Puerto Montt 220 y la barra de
referencia Quillota 220

SR e W

123456 7 8 9101112 123834567 8 9101112
Mes Mes

l_ Crucero 220 [ Puerto Montt 220

41 Las diferencias positivas corresponden a desacoples que encarecen el sistema representado por la barra especifica, mientras que las diferencias negativas representan un encarecimiento

de la zona centro-sur representada por la barra Quillota 220.

42 Esto sucedio alrededor de 40 y 68 horas en el afio 2020 y 2021, en contraposicién con las cerca de 379 y 3689 horas en la direccién contraria para el 2020 y 2021 respectivamente.

43 La frecuencia de desacoples por motivos de flujos hacia la zona norte equivale a alrededor de un 20% y 6% de la frecuencia de desacoples por controles de transferencias de flujos en el

sentido contrario para los afios 2020 y 2021. Esta ultima rondé las 606 y 307 horas el afio 2020 y 2021 respectivamente.



111.1.6 POSICION COMERCIAL EMPRESAS

Distribucidn trimestral balance de transferencias horario
Un aspecto clave en la posibilidad de ejercer poder de mercado es  (MWh) de Enel, AES Corporation, grupo Matte y Engie
la posicién comercial de la empresa; ya que, de ser excedentaria, 2020 - 2021
existe la posibilidad de que resulten rentables en el corto plazo
conductas de retencién de capacidad o manipulacién de precios
de combustibles que deriven en un incremento en el costo
marginal; mientras que, de ser deficitaria, en el corto plazo no
resultaria rentable ejecutar conductas de retencién de capacidad,
pero si manipular el precio de los combustibles a la baja, en la
eventualidad que ello cause una caida en el costo marginal, ya
que con ello el balance de transferencias fisicas, en un escenario =
donde los retiros superan a las inyecciones de energia, seria
valorizado a un menor precio, lo que menguaria los costos que
enfrenta la empresa.

2020 2021

il
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En el Grafico 111.1.22, se presenta la distribucion por trimestre del
balance de transferencias para los cuatro conglomerados con
mayor capacidad instalada en el SEN*. Se desprende este que
AES Corporation y el grupo Matte son los conglomerados que

en su mayoria presentan episodios excedentarios, mientras que
Engie y Enel son los mas deficitarios. AES Corporation aumento
su posicién excedentaria durante el 2021, al contrastar el balance
del tercer trimestre. Si bien el Grupo Matte sigue presentando
episodios mayoritariamente excedentarios, la magnitud se vio
disminuida en los 3 primeros trimestres del afio. En cuanto a

los conglomerados deficitarios, Engie sigue siendo deficitario

en gran parte de las horas del afio, aunque la magnitud del
déficit ha disminuido, y Enel pasé de tener episodios deficitarios
y excedentarios en una proporcion similar, a presentar casi
exclusivamente episodios deficitarios.

44 Para la determinacion del balance de transferencias se consideraron las inyecciones y retiros de todas las fuentes, sin incluir contratos puramente comerciales, para todas las horas y

cada uno de los subsistemas existentes en el periodo analizado.
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11.2 SEGMENTO DE TRANSMISION

En el segmento de transmisién, es fundamental hacer un
seguimiento a las solicitudes de conexion al sistemay las
relaciones de propiedad entre las empresas transmisoras a las
que se les solicita acceso abierto y empresas generadoras, con el
fin de determinar la factibilidad de ocurrencia de una conducta
exclusoria.

Cifras relacionadas con las solicitudes de acceso abierto que el
Coordinador recibi6 durante el afio 2020 y 2021 son presentadas
en los graficos 111.2.1 y 111.2.2, desglosadas por Solicitudes de Uso
de Capacidad Técnica (“SUCT") y Solicitudes de Aprobacién de
Solucién de Conexion (“SASC”).

Como se desprende del grafico, las solicitudes de ambos tipos se
han moderado, aunque en el caso de las SASC, estas aumentaron
hasta junio de 202. El total de SASC y SUCT del afio 2021
alcanzaron las 188 y 80 respectivamente, en contraste con las 259
y 90 del afio precedente.

La capacidad de los proyectos involucrados en las SASC
disminuy6 levemente, pasando de 33,1 GW a 25,3 GW; mientras
que en el caso de las SUSCT se mantuvo practicamente inalterada,
con 6,31 GW el 2020y 6,26 GW el 2021, lo que se refleja en el
Grafico I11.2.2.

44

Numero de SASC y SUCT recibidas por el Coordinador
2020 - 2021

2020 2021
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Capacidad en GW asociada a SASC y SUCT recibidas por el
Coordinador
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Durante los afios 2020 y 2021 se materializé la entrada en
operacion de 49 y 39 proyectos de transmision, respectivamente,
los cuales en su mayoria estuvieron relacionados con el Sistema
Nacional y Zonal. Como se exhibe en la Tabla I11.2.1 siguiente,
25y 15 obras pertenecientes al Sistema Nacional entraron en
operaciéon en 2020y 2021; en el caso del Sistema Zonal dicho
numero ascendio a 22 y 20; mientras que el Sistema Dedicado
solo vio la entrada en operacion de 6 y 4 proyectos durante el afio
2020y 2021 respectivamente®.

Nidmero de proyectos de transmisién que entraron en operacion durante los afios 2020 y 2021

Sistema de Transmision

2020 2021
Nacional 21 15
Zonal 22 20
Dedicado 6 4
Total 49 39

45 Cabe destacar que, durante el afio 2021, entraron en operacidn 6 proyectos ingresados por el Articulo 102° de la LGSE, el cual permite interconectar instalaciones de transmision al

sistema eléctrico sin que estas formen parte de la planificacion de que trata el articulo 87° de la misma ley, a saber: Adecuaciones LTx Temuco-Loncoche; Subestacién Nueva Pillanlelbiin;

Ampliacion SE Miraje; Ampliacion en S/E Puente Alto; Ampliacién en S/E Costanera y Ampliacién en S/E lllapa.
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111.3 SEGMENTO DE DISTRIBUCION

La distribucién, al igual que la transmisién, es un segmento

del mercado eléctrico nacional que se encuentra regulado por
sus caracteristicas de monopolio natural, por lo que un abuso
de posicién dominante no podria ocurrir mediante las tarifas
cobradas a clientes regulados. No obstante, segun la legislacién
chilena, los clientes que poseen una potencia instalada entre 0,5
MWy 5 MW, si bien estan bajo la categoria de clientes regulados,
tienen la libertad de escoger el sistema que estimen mas
conveniente.

Al respecto, en el siguiente grafico se presenta su evoluciény la
energia suministrada a estos clientes.

Como se observa, ha existido un aumento sostenido del nimero
de clientes libres conectados a las redes de distribucién,

pasando de cerca de 1.700 en enero de 2020 a un poco mas de
2.000 en diciembre del mismo afio, para subir hasta cerca de
2.400 en diciembre de 2021. Por su parte, también se puede
apreciar que la energia asociada a los retiros de estos clientes
libres ha aumentado, y sigue un patrén similar en ambos afios,
disminuyendo entre mayo y julio para luego alcanzar maximos en
diciembre.

Lo anterior habla de la creciente relevancia de los clientes libres
conectados en distribucién, por lo que resulta menester que la
futura reforma de la ley en materia de distribucién contemple
mecanismos que favorezcan la competencia. Como se mencion6
previamente, se estima que tal modificacion debe garantizar

la independencia entre la figura del comercializador y del
distribuidor, ya que, de lo contrario, existiran incentivos para
traspasar el poder de mercado que se posee en la distribucion
al segmento de comercializacion, anulando los potenciales
beneficios que haya tenido en vista el regulador a la hora de
promover esta reforma. La Unidad considera que la separacion
vertical completa seria el esquema mas eficiente para garantizar
dicha independencia, pudiendo siempre existir instancias en las
cuales se puedan reevaluar estas reglas de manera periodica,
incluso ante el TDLC.

Numero de clientes libres totales conectados en distribucién y
energia suministrada por mes
2020 - 2021
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Por otra parte, la distribucion de la potencia conectada y el

consumo de los clientes sujetos a regulacion de precios que Distribucién consumo promedio horario de clientes regulados
pueden optar a régimen de tarifa no regulada se presentan en los  con posibilidad de ser clientes libres*
gréficos siguientes. Enero - diciembre 2021
Como se aprecia, el consumo se concentra entre 0y 500 kWh, lf
a pesar de que la potencia conectada presenta una mayor ©
frecuencia entre 500 kW y 2.000 kW, con una bimodalidad :
comprendida por los rangos 500-1.500 kW y 1.500-2.000 kW. .,v,
La distribucién es practicamente la misma que la observada el :v:
afio pasado, con la salvedad que la frecuencia de la potencia en ko 0
el rango 500-1.500 kW aumento, sucediendo lo mismo con el ém
consumo hasta los 500 kwWh. & 9
o
0

0 .05 1

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000
Consumo (kWh)

46 El consumo promedio horario se calcula como el consumo promedio mensual en un periodo de 12 meses a diciembre de 2021, dividido por 720 (30 dias multiplicado por 24 horas).
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111.4 RETIROS
Retiros mensuales por tipo de cliente (GWh por mes)
La mayor parte de los retiros estan constituidos por clientes 2021
libres en transmision, seguidos por clientes libres en distribucion
y luego por los clientes regulados, habiendo sido relativamente 5500
estable la participacion sobre el total a lo largo del afio, tal como 5000
se parecia en el Gréafico 111.4.1 g
poenE]
En general, los pagos asociados a costos de oportunidad y 3500
sobrecostos son realizados a prorrata de los retiros, por lo que
resulta relevante tener en consideracién la magnitud de estos. En
el grafico 111.4.2 se presenta su evolucion por categoria.
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Retiros (GWh por mes)

2,000
1,500 4

1,000 o

Como se aprecia, a comienzos de afio la mayor parte estuvo
comprendido por costos de oportunidad, mientras que a partir de
mayo de 2021 el peso de los sobrecostos por concepto de control
de frecuencia cobré mayor relevancia. Esto se debe a diversos B oo tireson oo [ rerts thes n ooroucin
motivos, dentro de los que se debe considerar la evolucién de los B ciovtes Foguiados

costos marginales y costos variables de las unidades generadoras,

indisponibilidad de recursos de generacién, entre otros.

500

A su vez, los pagos totales disminuyeron de forma ostensible
a finales del afio 2021, lo cual estd asociado a la aplicacién
del Dictamen N° 10-2021 del Panel de Expertos, asociado a
la aplicacion del factor de desempefio a los componentes de Valor mensual por MWh por costos de oportunidad y sobre-
remuneracion de sobrecostos. Cabe destacar que este efecto costos 2021

solo se aprecia en dicho periodo al no estar incorporadas las
reliquidaciones en las cifras presentadas.
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47 Las cifras presentadas son elaboradas en base al balance de transferencias definitivo de cada mes, sin internalizar las reliquidaciones. La categoria otros, comprende sobrecostos

asociados a pruebas, mantenimientos, restricciones externas al sistema interconectado, entre otras. En particular, en todo el 2021 solo se registraron sobrecostos asociados a pruebas.






CAPITULO 4

COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

LICITACIONES EN
_ EL SISTEMA
ELECTRICO NACIONAL

En el presente capitulo se describen, a grandes rasgos, los diferentes procesos de licitacion que se llevaron a cabo por el Coordinador
durante los afios 2020 y 2021, tanto para la expansion de la transmision como para la ejecucién de las labores internas del organismo.

IV.1 LICITACIONES DE INFRAESTRUCTURA DE
TRANSMISION NACIONAL O ZONAL

En la Tabla IV.1.1 se presenta un resumen de las licitaciones que
se han llevado a cabo en los afios 2020 y 2021.

Procesos de Licitacion de Transmision 2020-2021

Obras Nuevas y Ampliacién
Obras Nuevasy Obras de Ampliacién asy Amp Obra Nueva HVDC
Ampliacién Condicionadas Condicionadas
Decretos 231 - 198 Decreto 171 Decretos 185 -171 Decreto 231
Total de Obras Licitadas 10 56 27 1
Obras que reciben Ofertas 10 48 22 1
Total de Obras Adjudicadas 10 37 20 1
Porcentaje de Obras Adjudicadas 100% 66,1% 74,1% 100%
Total de Obras Desiertas 0 19 5 0
Porcentaje de Obras Desiertas 0,00% 33,9% 18,5% 0,00%
Obras desiertas por aplicacién de Valor
) 0 11 0 0
Maximo
Total de Participantes 17 28 16 23
Total de Oferentes 9 18 12 2
Oferentes que calificaron para la Apertura de
. 9 18 12 2
Ofertas Econémicas
Porcentaje de oferentes que aprueban etapa
B S o 100,00% 100,00% 100,00% 100,00%
de evaluacién Administrativa y Técnica
VATT promedio obras nuevas adjudicadas
828.801 - 962.017 116.300.000
[USD]
VI promedio obras ampliacién adjudicadas
3.261.459 5.474.425 2.211.762

[USD]




El proceso asociado al Decreto 171/2020 fue el que presenté
mayor cantidad de obras desiertas, con 19 de un total de 56
obras (33.9%), seguido por el proceso de las obras nuevas y de
ampliacién condicionadas de los Decretos 185/2020y 171/2020
con un 18.5% de las obras desiertas. En el primer caso el 58% de
las obras desiertas se debi6 a que las ofertas superaron el valor
maéaximo, mientras que en el segundo caso la totalidad de las
obras desiertas se debio a la no presentacién de ofertas.

Como lineamiento general, para obtener los mejores resultados
en términos de proporcion de obras adjudicadas y maximizar

el nivel de competencia, lo ideal es que existan mas oferentes
que grupos de obras a licitar, asi como también que las obras de
bajo valor, potencialmente poco atractivas para el mercado, sean
licitadas junto con obras de mayor valor.

DESEMPENO DE LAS LICITACIONES DE OBRAS DE AMPLIACION

En general, el desempefio de las Obras de Ampliacién ha sido
inferior al de las obras nuevas si se toma como métrica el valor
referencial en comparacion con los valores adjudicados.

Lo anterior puede ser observado en el Gréfico IV.1.1, donde

se desprende que en general las obras de ampliacién resultan
adjudicadas a un valor superior al referencial, lo cual sucede
incluso en obras de mayor valor. En contraste, las obras nuevas
en general son adjudicadas a valores inferiores, lo que no se ha
cumplido solo en casos particulares de obras con VI referencial
inferior a SMMUSD. En particular, las obras de ampliacion
resultan un 27% mas caras que el valor referencial fijado por la
CNE, en comparacién con solo un 3% de las Obras Nuevas.

Distribucidn de la ratio del valor adjudicado y referencial en
relacion al VI referencial de las obras licitadas en el afio 2020
y 2021

)
[

r_Referencial

judicado/Valo
°
«®
°

Ratio Valor_Ad|
°
o
[ 4
°

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45
VI Referencial (MMUSD)

® Obras Nuevas @ Obras de Ampliacion

47 Se presenta la ratio de valor referencial y referencial debido a que las obras nuevas son adjudicadas de acuerdo al VATT ofertado, mientras que las obras de ampliacién son adjudicadas

al menor VI ofertado. De esta manera, los diferentes tipos de obras pueden ser comparados. Solo por efectos visuales, el grdfico omite el resultado del proceso de licitacion de la linea

HVDC, ya que su valor referencial es drdenes de magnitud superior al del resto de las obras. A este respecto, cabe sefialar que su valor adjudicado fue inferior al valor referencial.
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A'su vez, de 71 obras de ampliacion analizadas, en 12 no se
recibieron ofertas y otras 11 se declararon desiertas por superar
las ofertas el valor maximo. En dicho periodo, solo 1 obra nueva,
de 23, fue declarada desierta por no recibir ofertas.

Este contraste entre obras nuevas y de ampliacion podria
explicarse primordialmente por las siguientes razones:

a. Percepcién de riesgo por parte de los oferentes. En general,
las empresas que participan en las licitaciones de Obras
de Ampliacién son empresas de menor tamafio, por tanto,
no siempre tienen la capacidad técnica y/o financiera para
presentar ofertas y gestionar simultdaneamente diferentes
obras. En general, se observa que actlan en consorcios y
sélo efectiian ofertas por ciertas obras que resultan tener un
mayor atractivo (ya sea por el VI o bien ubicacién, entre otros
atributos) para este tipo de oferentes.

b. Asimetria de informacion técnica respecto de las instalaciones
existentes que seran ampliadas. Al respecto se destaca que:

I. Para el disefio conceptual de la obra de ampliacién,
es necesario disponer de la informacion vigente
de la instalacion existente, la que debe haber sido
correctamente consignada por las empresas propietarias
en el sistema de informacién publica del Coordinador
(plataforma InfoTécnica). Dadas las constantes
deficiencias en la entrega de dichos antecedentes, el
Coordinador debe solicitar la carga o actualizacion de esta
informacion en la plataforma, para asi poder desarrollar
las bases técnicas.

Il. Sibien se considera la realizacion de visitas técnicas
como parte del proceso de licitacion, se han presentado
diferencias entre lo informado por los propietarios y lo
existente en el respectivo sitio, debido a intervenciones
ya realizadas por los propietarios en sus instalaciones
sujetas a ampliacion, por lo que las bases técnicas
que el Coordinador desarrolla resultan inconsistentes
con la realidad de la instalacion fisica, lo que lleva a la
realizacion de correcciones posteriores que impactan
en la informacién disponible para el proceso licitatorio.
Por ejemplo, en algunos casos los planos de ingenieria
conceptual de las obras de ampliaciéon aportados por
los propietarios no se condicen con lo observado por el
Coordinador en terreno.

I1l. Conflictos entre Propietario y Adjudicatario. El modelo
de licitacion actual genera ineficiencias en la supervision
de los proyectos en su etapa constructiva, pues la
responsabilidad del propietario se limita a la realizacion
de ingenierfas conceptuales para que el Coordinador
desarrolle las bases de licitacion, con las dificultades ya
expuestas.

En atencién a lo sefialado, se plantea como propuesta de
cambio normativo que los responsables de efectuar la licitacién
y la elaboracion de las respectivas bases de licitacién de obras
de ampliacion contenidas en los decretos de expansion de la
transmisién sean las empresas transmisoras propietarias de las
instalaciones sujetas a ampliacién, sin perjuicio de la supervisién
que realizara el Coordinador del proceso.

Lo anterior mantendria los resguardos de competencia en orden
a acotar la discrecionalidad del propietario en caso de que llevara
por su cuenta la licitacion, evitando que pudiera beneficiar a un
conjunto particular de empresas -incluyendo relacionadas- o bien
sobreestimar los costos de las obras.

En particular, la CNE, a través de los decretos de expansion,
deberia instruir a los propietarios la construccién de las obras,
acorde a los criterios establecidos en la norma respectiva; y el
Coordinador tendria la obligacién de velar por el cumplimiento
del alcance técnico de las Obras de Ampliacién decretadas, y
por los aspectos administrativos y de competencia del proceso
en sintonia con los cuerpos normativos respectivos, estando
facultado para instruir modificaciones a las bases de modo que



éstas cumplan con los criterios adecuados de alcance, conforme
a las necesidades que gatillaron la obra de ampliacion. Por tanto,
existirian medidas suficientes para mitigar el eventual riesgo de
conflictos de intereses en el proceso de licitacion. En adicién, es
posible utilizar el procedimiento, ya planteado en el inciso tercero
del Art. 133 del Reglamento de los sistemas de transmisiény

de la planificacién de la transmisién, en orden a que, durante el
proceso de elaboracién de las bases de licitacion por parte del
propietario, se permita a terceros, Coordinador y otras empresas
propietarias, realizar observaciones y sugerencias a las mismas.

En relaciéon a los conflictos entre propietario y adjudicatario,

se reducirian los costos de transaccion por cuanto al ser el
propietario quien desarrolle la totalidad de las bases con las que
se licita y adjudica la obra, seria directamente responsable de
resolver discrepancias con su adjudicatario frente a las bases
de licitacion, y, en caso de abandono de obra por parte del
contratista, estaria obligado a dar continuidad a la construccion,
sin abrir un nuevo proceso de re-licitacion amparado en el Art.
157 del Reglamento®. En este nuevo esquema, el Coordinador
continuaria cumpliendo su rol de supervision de la ejecucion

de los proyectos adjudicados, conforme lo indica la LGSE y el
Reglamento, reasignando los recursos internos del Coordinador

para el proceso de obras nuevas o bien otras actividades conexas.

Algo a tener en consideracién, sin embargo, es que este
mecanismo, por si mismo, no elimina los incentivos de las
empresas propietarias para realizar una mala propuesta inicial,
ya que saben que el Coordinador tendra que revisar las bases
de todas formas. Para evitar esto, junto con la definiciéon de los

aspectos a verificar por parte del Coordinador, habria

que implementar un mecanismo de sanciones especiales

a fin de alinear los incentivos de los propietarios y evitar
iteraciones innecesarias entre el Coordinador y la empresa
que pudiesen retrasar los procesos de licitacion y afectar el
funcionamiento del mercado.

IV.2 OTRAS LICITACIONES

Dentro de las labores realizadas por el Coordinador se
encuentran las de llevar a cabo procesos de auditorias
técnicas a parametros de diferentes instalaciones,
contenidos en la norma técnica de calidad y servicio, asi
como auditorias de las obras de transmisién licitadas y de
servicios internos que requiera el Coordinador para llevar a
cabo sus labores.

Al respecto, la UMC ha entregado su opinién respecto de
variados procesos, incluyendo licitaciones de servicios de
auditoria de obras de transmision.

49 Considerando los plazos que implica volver a realizar un nuevo proceso licitatorio, puede llevar severos retrasos en la construccién de la obra de ampliacién que se entiende necesaria

para ejecutarse dentro del proceso del plan de expansion que ha decretado su construccion.
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COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

SERVICIOS
COMPLEMENTARIOS

V.1 ANTECEDENTES GENERALES

En la actualidad, los servicios con condiciones de competencia y

a ser subastados son los de control primario de frecuencia por
sobrefrecuencia, secundario de subida y bajada, y terciario de
subida y por sobrefrecuencia. Desde 2020, estas subastas han
incorporado una serie de reformas en aspectos relevantes de su
disefio, dentro de las que destaca: la modificaciéon del mecanismo
de calculo de precios maximos y medidas de mitigacion, la
eliminacion de distorsion asociada a los costos de oportunidad de
las ofertas, asimetria en el CPF, entre otras.

Los principales cambios fueron incorporados en la RE N° 443
de la Comision Nacional de Energia (“CNE") que fija y comunica
los mecanismos de determinacién de los valores mdximos para

las ofertas de subasta de Servicios Complementarios de Control
Secundario y Terciario de Frecuencia, de fecha 23 de noviembre
de 2020, la RE N°442 de la CNE, de la misma fecha, que modifica
y reemplaza el Informe de Definicién de Servicios Complementarios
a que se refiere el inciso segundo del articulo 72°-2 de la Ley
General de Servicios Eléctricos, y 1a RE N° 493 de fecha 20 de
diciembre de 2020, que fija y comunica los mecanismos de
determinacién de los valores mdximos para las ofertas de subasta
del servicio complementario de control primario de frecuencia por
sobrefrecuencia.

El objetivo de dichas medidas fue reducir la incertidumbre que
enfrentaban los agentes, ya que, con el esquema vigente desde
el 1 de enero al 21 de septiembre de 2020, los agentes debian
internalizar el valor esperado del costo marginal horario del
sistema con tal de estimar el costo de oportunidad y sobrecostos
que podrian enfrentar de realizar ofertas y ser adjudicados

(Ver Anexo A.8.1). De igual manera, con las modificaciones
introducidas se eliminé la inconsistencia entre un mercado de

la energia basado en costos y uno de SSCC basado en ofertas,

ya que, al no estar internalizados los sobrecostos y costos de
oportunidad en las ofertas, las variables duales del problema
reflejarian efectivamente el costo de oportunidad de las reservas.

Luego del cambio introducido con la actualizacién de diciembre
de 2020 del Informe de SSCC 2021, las subastas por servicios
complementarios de control de frecuencia consisten en ofertas
por costos de desgaste®’, sujetas a valores maximos y medidas de
mitigacién de corto plazo®°3

De producirse costos de oportunidad y sobrecostos, estos son
remunerados ex post como parte del valor adjudicado, el cual
se define en la RE N° 442 de la CNE de 23 de noviembre de
2020 como la suma del costo de oportunidad real, costo por

50 Ver Carta DE 04954-20 de 21 de septiembre de 2020 e informe de Harrison y Mufioz (2020) disponible en https://www.coordinador.cl/unidad-de-monitoreo-de-la-competencia/reportes/

competencia-sscc/

51 Ver Resolucién Exenta N° 443/20 y N° 493/20, de la Comision Nacional de Energia.

52 En linea a como se realiza en el CAISO, PIM y otros operadores independientes del sistema eléctrico. Ver por ejemplo, “PJM Manual 11: Energy & Ancillary Services Market Operations”,

diciembre 2019; “PIM Manual 15: Cost Development Guidelines”, septiembre 2020; “Fifth Replacement FERC Electric Tariff, CAISO”, agosto 2020; y “System-Level Market Power Mitigation:

Conceptual Design Proposal”, septiembre 2019.

53 Una aproximacién a los costos involucrados en la generacion de ofertas del esquema actual se presenta en el Anexo A.8.2.



operacién a un costo variable mayor al costo marginal real, costo
de operacion adicional real y valor ofertado. Segun la resolucion,
estos componentes se definen de la siguiente manera:

“Costo de oportunidad real: Se entenderd como el costo

en que incurre una instalacién adjudicada por la pérdida de
ventas de energia en el mercado de corto plazo, debido a la
utilizacion limitada o nula de la capacidad de produccion de la
instalacion por estar prestando un servicio complementario.
Este costo sera calculado por el Coordinador con ocasion de
la realizacion de los balances de remuneracion de servicios
complementarios.

Costos por operacién a un costo variable mayor al costo
marginal real: Se entenderd como el costo en que incurre
una instalacién adjudicada por la prestacion de un servicio
complementario cuando el costo variable de la instalacion
resulta ser mayor al costo marginal del sistema en el mercado
de corto plazo. Este costo sera calculado por el Coordinador,
cuando corresponda, con ocasion de la realizacion de los
balances de remuneracién de servicios complementarios.

Costo de operacién adicional real: Se entenderd como

el costo en que incurre una instalacién adjudicada por la
prestacion de un servicio complementario cuando ésta

opera en un punto de operacién en que su rendimiento

es menor, o su consumo especifico de combustible es

mayor, al considerado por el Coordinador en el proceso

de programacién de operacién para dicha instalacion,
considerando una operacioén en que solo venderia energia sin
prestar el servicio complementario. Este costo sera calculado

4.

por el Coordinador con ocasion de la realizacion
de los balances de remuneracién de servicios
complementarios.

Valor ofertado: Es el valor ofertado por el Coordinado
titular de la instalacién adjudicada para la prestacién
de un servicio complementario. En este valor el
Coordinado debera incluir todos aquellos costos no
considerados en los puntos anteriores tales como
costos de desgaste, mantenimiento, habilitaciéon y/o
implementacién, entre otros.”
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En adicion, como medidas de mitigacién de corto plazo, la CNE
definié en su RE N° 443 de fecha 23 de noviembre de 2020 y RE
N° 493 de fecha 20 de diciembre de 2020 los valores maximos
que aplican al proceso de subastas, los cuales se dividen en un
precio maximo de reserva y otro de remuneracion.

El precio maximo de reserva se define como el valor de
desgaste estimado, el cual se establece de manera transitoria
en la resolucion y puede ser recalculado por el Coordinador a
través de un estudio de costos, y un factor de ajuste aditivo,

el cual corresponde a una funcién creciente en el nUmero de
recursos técnicos ofertados. Ello se justificaria en el entendido
que, mientras mas competidores oferten, mayor sera el nivel de
competencia, y en consecuencia menor la necesidad de contar
con precio maximo mas restrictivo.

En caso de recibir ofertas por sobre dicho precio maximo

de reserva de parte de conglomerados - entendiendo como
conglomerado a las empresas pertenecientes al mismo grupo
empresarial seglin lo establecido en el Articulo 96 de la Ley
N°18.045 de Mercado de Valores -, éstas son descartadas en
caso de haber sido planteadas por conglomerados no pivotales.
En caso de ofertas de conglomerados pivotales, éstas son
descartadas si superan el valor de costo de desgaste teérico
contenido en la resolucion y actualizado por el Coordinador
cuando corresponda. La calidad de pivotal de un conglomerado
se calcula mediante el indicador RSI3*, utilizando la capacidad
habilitada disponible y los requerimientos establecidos en el
Informe de SSCC respectivo.

Por su parte, en caso de que existan subastas parcial o

completamente desiertas, se aplica un precio maximo de
remuneracién, consistente en un componente de costo

55 En relacién a los costos asociados al actual esquema de subastas, ver Anexo A.8.2.

de oportunidad, remuneracién por operacién con costo

variable mayor al costo marginal, remuneracién por costo de
operacion adicional para instalaciones de generacion térmicas y
remuneracién por costo de operacién adicional para instalaciones
de generacion hidraulica. Ello implica que, de declararse un
proceso parcial o completamente desierto, las unidades que

sean “forzadas” en la programacion -unidades que no ofertaron-
recibirdn una remuneracién por dichos conceptos ex post, pero
no se remuneraran los costos de desgaste, ya que no se realiza
una oferta.

Lo anterior fue tomado en cuenta al momento de la realizacion
del Informe de SSCC 2022, donde no solo se analizaron las
condiciones de competencia que se avizoraban para el afio 2022,
sino que también se analiz6 el desempefio del mercado de en

el periodo comprendido entre el 1 de eneroy el 4 de mayo de
2021%,

En dicho informe se concluyé que, al comparar el desempefio
efectivo de las subastas con el de un caso base*® donde todas las
configuraciones habilitadas y disponibles para la prestacién de
SSCC se internalizaran dentro de la cooptimizacién, no existirian
diferencias significativas respecto de variables claves como
sobrecostos, costos de oportunidad y costos marginales, aunque
si existieron episodios puntuales de desviaciones significativas.

Con el fin de minimizar las posibles fuentes de desvios entre

el caso base y la adjudicacién efectiva de SSCC que resulta de

la programacion diaria de la operacién, el 7 de julio de 2021 se
modificaron las bases administrativas de subastas de SSCC de
control de frecuencia, introduciendo una nueva definicion de
subasta parcial o totalmente desierta, en los siguientes términos:
“Se declarard una subasta como total o parcialmente desierta, si

56 En consistencia con lo descrito en el Articulo 25 del Reglamento de Servicios Complementarios, el cual establece que “Tratdndose de los servicios de control de frecuencia que se

materialicen mediante subastas, el Coordinador deberd considerar para la verificacion de las condiciones de competencia de éstas, al menos, la realizacién de una optimizacién base que

permita monitorear, en consistencia con el disefio de las subastas que se establece en el articulo 32 del presente reglamento, los resultados obtenidos en la optimizacién sefialada en el

articulo 18 del presente reglamento. Se entenderd por optimizacién base al ejercicio de la programacién de la operacién que considere la provisién de reservas operacionales de acuerdo

a los criterios que el Coordinador establezca, de conformidad a los principios establecidos en el inciso segundo del articulo 6 del presente reglamento.”, el Coordinador realiza “casos

bases” diarios desde el 1 de enero de 2021.

Estos casos se alimentan de los mismos inputs que la programacion diaria, con la tnica salvedad que como oferta de costos de desgaste se internalizan los costos provistos por la CNE

para el cdlculo de los precios mdximos, y se tienen en consideracién la totalidad del parque disponible, lo que equivaldria a una programacién diaria en la cual todas las subastas hayan

sido declaradas totalmente desiertas.



como resultado de la cooptimizacién de energia y reservas, acorde a
los criterios descritos previamente, la adjudicacién resultante en un
blogue horario especifico considera en su totalidad o parcialmente
configuraciones operativas que no hayan presentado una oferta
vdlida o no hayan presentado oferta.”.

La modificacion de las bases administrativas de subastas de SSCC
de control de frecuencia, citada precedentemente, mantiene

los incentivos para la participacion de todas aquellas unidades
que se encuentren habilitadas para la prestaciéon de SSCC.

Debe observarse que, en caso de que alguna de tales unidades
decidiera no participar, asumiria el riesgo de ser adjudicado
directamente como proveedor del SSCC de control de frecuencia,
al ser declarado un proceso parcial o totalmente desierto, lo

que derivaria en la no obtencién de ingresos para las unidades
instruidas directamente - unidades “forzadas” en la programacion,
recibiendo una remuneracién ex post por tales servicios, sin
considerar los costos de desgaste.

Se suma a lo anterior, el hecho de que el agente requiera
estimar Unicamente su propio costo de desgaste, al no existir
riesgos de no cubrir el costo de oportunidad o sobrecostos

al ser estos pagados de manera ex post, por lo que no es
necesario ningin modelo de prediccién del costo marginal. Asf
las cosas, la participacion en el proceso de subastas se simplifica
significativamente, reduciéndose considerablemente los costos
de transaccién asociados a la misma.

Por otro lado, es relevante reiterar que las subastas corresponden
a los costos de desgaste, por lo que los incentivos para el ingreso
de nuevas tecnologias asociadas a generacién/almacenamiento
para la prestacion de servicios complementarios son dados por
las variables relevantes a las que se enfrentarian estos nuevos

agentes en el mercado eléctrico, a saber: costos de oportunidad
en el mercado de la energia y costos de desgaste, dependiendo
estos ultimos del nimero esperado de activaciones. Lo anterior
debe ser contrastado con los valores de inversion, tasa de retorno
y vida Util esperada del proyecto para determinar la decisién de
entrada. Consecuentemente, se estima que no seria correcto
asumir que el actual esquema de subastas desincentiva el ingreso
de nuevas tecnologias asociadas a generacién en comparacién
con el esquema anterior.

Finalmente, es conveniente estudiar y buscar adecuar las reglas
de subastas vigentes con el propoésito de viabilizar la participacién
de la demanda en la prestacion del servicio de control de
frecuencia, con el propésito de garantizar la operacion eficiente y
econdmica del sistema en un escenario de mayor flexibilidad.

En lo que sigue del presente capitulo, se presenta una
comparacién entre los casos base y la programacion diaria con
datos actualizados al 31 de diciembre de 2021.
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V.2 CASOS BASE

En consistencia con lo descrito en el Articulo 25 del Reglamento
de Servicios Complementarios, el cual establece que “[Tjratdndose
de los servicios de control de frecuencia que se materialicen mediante
subastas, el Coordinador deberd considerar para la verificacién de
las condiciones de competencia de éstas, al menos, la realizacién

de una optimizacién base que permita monitorear, en consistencia
con el disefio de las subastas que se establece en el articulo 32 del
presente reglamento, los resultados obtenidos en la optimizacién
sefialada en el articulo 18 del presente reglamento. Se entenderd por
optimizacién base al ejercicio de la programacién de la operacion
que considere la provisién de reservas operacionales de acuerdo a
los criterios que el Coordinador establezca, de conformidad a los
principios establecidos en el inciso segundo del articulo 6 del presente
reglamento.”, el Coordinador realiza “casos bases” diarios desde el
1 de enero de 2021.

Estos casos se sustentan en informacién que utilizan las
programaciones diarias, con la Unica salvedad que como oferta
de costos de desgaste se internalizan los costos provistos

por la CNE para el calculo de los precios maximos, y se tiene
en consideracion la totalidad del parque disponible, lo que
equivaldria a una programacion diaria en la cual todas las
subastas hayan sido declaradas totalmente desiertas.

A partir de estas simulaciones base, se comparan variables
clave como son los costos marginales, sobrecostos, costos de
oportunidad y asignaciones por tecnologia®.

Para lograr lo anterior, en el caso particular de los costos de
oportunidad y sobrecostos se aplicaron los factores de activacion
mas recientes disponibles en la programacion, ya que el costo en
el que incurre el sistema por dicho concepto depende del nivel de
uso de las reservas. Asimismo, al tratarse de sobrecostos, como
estos no son exclusivos de un servicio en particular, para cada
unidad que haya incurrido en ellos, se prorratea su valor por la
cantidad adjudicada de cada servicio.

En particular, para servicios de subida los costos de oportunidad
fueron calculados como: CO=(Cmgz-CV)*Adj*(1-FA), donde CO
denota el costo de oportunidad, CMg el costo marginal en la barra
de inyeccién de la unidad respectiva, CV el costo variable, Adj la
cantidad adjudicaday FA el factor de activacion. Para los servicios
de bajada, el sobrecosto solo ocurre al momento de la activacion,
por lo que su calculo corresponde a: CO=(Cmg-CV)*Adj*FA.

Por su parte, en lo respectivo a los sobrecostos, al tratarse

de servicios de subida estos fueron estimados como:
SC=(CV-Cmg)*(MT*Prorrata+Adj*FA), donde SC corresponde
a los sobrecostos, MT al minimo técnico de la unidad en
cuestion, Prorrata es la prorrata por cantidad adjudicada

por servicio para una unidad y el resto de la notacién es la
misma sefialada anteriormente. Al tratarse de servicios de
bajada la expresion anterior se modifica como sigue: SC=(CV-
CMg)*(MT*Prorrata+Adj*(1-FA)).

Los gréficos V.2.1, V.2.2 y V.2.3 muestran la evolucién de

las diferencias de los costos marginales de energia entre el
programa diario y los casos base para la barra de Crucero 220,
Quillota 220 y Puerto Montt 220. Como se aprecia, si bien las
diferencias pueden llegar a ser relativamente pronunciadas, son
relativamente simétricas, no siendo estadisticamente diferentes
de cero. Esto es consistente con los resultados esperados,

al ofertarse solo los costos de desgaste, existir medidas de
mitigacién e incorporar en la co-optimizacion la totalidad de las
unidades disponibles para la prestacién de SSCC.

Lo mismo se puede observar respecto los costos de oportunidad
y sobrecostos, cuya evolucién se muestra en el Grafico V.2.4.

57 Cabe destacar que las comparaciones solo pueden hacerse a nivel diario y no a nivel agregado, ya que los inputs corresponden a los mismos empleados en la programacion, y por lo tanto

seria equivalente a una serie sin memoria.
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58 Solo para efectos visuales se limitan los valores a 25.000 USD. No obstante, solo el 2,5% del tiempo la suma de los costos de oportunidad y sobrecostos programados fue superior a los

valores del caso base, mientras que un 3,5% del tiempo los valores del caso base se encontraron por sobre los programados en una magnitud superior a 25.000 USD.
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CAPITULO 6

COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

MERCADO DE PEQUENOS
MEDIOS DE GENERACION
DISTRIBUIDA

V1.1 ANTECEDENTES GENERALES

Los pequefios medios de generacion distribuido, PMGD
(segmento que corresponde a los generadores hasta 9 MW

que estan conectados en las redes de distribucién) y junto a los
pequefios medios de generacién, PMG, conforman el segmento
de medios de generacién de pequefia escala de acuerdo a la
clasificacion dada en el Decreto N° 88 de 2020.

Este segmento es uno de los que mas ha crecido en los Ultimos
afios y en particular la potencia conectada del segmento PMGD a
diciembre de 2021 corresponde a 1.690 MW lo que corresponde
a un 6% de la capacidad instalada total del sistema. La potencia
instalada por tipo de tecnologia del segmento PMGD entre el afio
2009 a 2021 se muestra en el siguiente grafico.

Como se observa en el grafico, la tecnologia solar es la que ha
experimentado un mayor crecimiento. En 2013, de la potencia
que inicio operaciones en el segmento PMGD ese afio, la
tecnologia solar representd un 10.8%, mientras que para el afio
2021 aument6 su participacion a 90% de la potencia que entré en
operacién en dicho afio.

Por otro lado, este segmento corresponde principalmente a las
llamadas fuentes de energia renovable no convencional (ERNC)
alcanzando un 86% de la potencia instalada del segmento, siendo
la tecnologia solar la que tiene una mayor capacidad instalada
alcanzando un 82% del total del segmento PMGD ERNC.

Respecto a la distribucion geografica de la potencia instalada, el
grafico VI.1.2 muestra la distribucion geografica de la capacidad
instalada del segmento PMGD por region y el grafico VI.1.3
muestra la distribucion geografica de la capacidad instalada no
PMGD del sistema eléctrico nacional.
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59 En base a informacion disponible en https://infotecnica.coordinador.cl/



Como es de esperar la distribucion geografica del segmento
PMGD se distingue del segmento no PMGD ya que el primero
se ubica en general en regiones de mayor demanda y donde las
redes de distribucion tienen mayor extension, lo que le permite
albergar un mayor nimero de estos proyectos. La tecnologia
solar es la tecnologia dominante hasta la region del Nuble,
estando presente en 10 de las 14 regiones interconectadas al

sistema eléctrico nacional.

Potencia instalada no PMGD por tipo de tecnologia por

region®’
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61 En base a informacién disponible en https://infotecnica.coordinador.cl/
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Comparacién costo marginal real promedio horario por
trimestre y precio estabilizado afios 2020 y 2021 en barra
Crucero 220 kV, Quillota 220 kV, y Puerto Montt 220 kV.%
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V1.2 MECANISMO PRECIO ESTABILIZADO DE LOS
PMG/PMGD

En cuanto al mecanismo de precios, en la actualidad se encuentra
vigente, desde octubre de 2020, el Decreto Supremo N° 88,
“Reglamento para medios de generacion de pequefia escala” que
deroga al Decreto Supremo N°244. Este reglamento ademas de
introducir mejoras en los procesos de conexion introduce una
importante modificacién en el calculo del precio estabilizado,
manteniéndose la opcion de los medios de generacién de
pequefia escala de vender sus inyecciones de energia a costo
marginal real de la energia o acogerse al régimen de precio
estabilizado®2.

En el grafico anterior se muestran la comparacion entre el

costo marginal real en promedio horario por trimestre y precio
estabilizado vigente para los afios 2020 y 2021 para las barras
Crucero 220 kV, Quillota 220 kV y Puerto Montt 220 kV. Como se
aprecia en primer lugar los costos marginales del afio 2021 son
considerablemente mayores que los de 2020 y al compararlos
con el precio estabilizado vigente se observa que para las barras
mostradas en el afio 2020 el precio estabilizado se mantuvo la
mayor parte del tiempo sobre el promedio de costos marginales a
diferencia del afio 2021 en que los costos marginales del sistema
han sido particularmente elevados.

Debido que el precio spot de energia en horas del dia es

en general menor que en horas no solares, las centrales de
tecnologia solar fotovoltaica resultan especialmente beneficiadas
al ser valorizadas sus inyecciones a precio estabilizado cuando
este precio resulta mayor que el costo marginal de la energia. Por
el contrario, si se estd en un escenario de costos marginales altos
como los de 2021, las diferencias entre el precio estabilizado y

el costo marginal se estrechan en horas solares, por lo que una
central PMGD fotovoltaica sujeta a precio estabilizado resulta
menos perjudicada que otras de una tecnologia diferente que

no inyecta solo en horas solares. En ambos casos los PMGD

de tecnologia solar fotovoltaico resultan ser beneficiados en
comparacién a otras tecnologias.

Lo anterior ha sido materia de andlisis en sede de competencia,
por cuanto el 8 de abril del 2021, el H. Tribunal de Defensa de

la Libre Competencia inicié un expediente de recomendacién
normativa para evaluar si es necesario y oportuno proponer

la modificacion del D.S. N° 88 del Ministerio de Energia en lo
referido al mecanismo de estabilizacién de precios para medios
de generacién de pequefia escala, dicho expediente se encuentra
a la fecha del presente Informe, en espera de lo que resuelva el H.
Tribuna®.

62 Recientemente, el 26 de febrero de 2022 fue publicado el primer decreto que fija precios estabilizados para medios de generacion de pequefia escala con vigencia a partir de la fecha de

publicacion, por lo que durante el afio 2021 los precios estabilizados vigentes han sido los precios nudos de corto plazo.

63 En base a informacién disponible en Elaboracién propia en base a informacién de www.cne.cl y www.coordinador.c/
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VI.3 EFECTO DE PMGD EN REDES DE TRANSMISION
Y DISTRIBUCION

Una de las caracteristicas frecuentemente mencionada de los
recursos de generacion distribuidos, segmento al que pertenecen
los PMGD, es que, dada su cercania a la demanda, contribuiria a
reducir las pérdidas que el flujo de energia y potencia provoca en
las redes del sistema especialmente en las redes de distribucién.
La reduccion de pérdidas esta sujeta a la ubicacion eficiente de
estos recursos de forma que el monto de estas inyecciones de
PMGD reduzca los flujos netos por las redes.

Otro de los efectos deseables de la generacion distribuida es que
también contribuirian a postergar las inversiones en incrementos
de capacidad en las redes de transmision y distribucion.

Este efecto lo conseguirian al inyectar en horas de maxima
demanda local permitiendo evitar que la red llegue al limite de
su capacidad, lo que posibilitaria operar las redes en niveles

mas cercanos a sus limites técnicos sin requerir ampliaciones.
Sin embargo, para conseguir que las inversiones en medios de
generacién distribuidos sean eficientes, debiesen cumplir al
menos las siguientes condiciones: estar localizados en areas de
la red que estan experimentando restricciones o que se proyecta
experimentardn restricciones por capacidad de transmision y
que, en su ausencia, se necesitaran ampliaciones de la red de
transmisién y distribucion; ser capaz de realizar inyecciones

a la red durante los periodos en que se espera se produzca
congestion en las redes de transmision y distribucién; y poder
inyectar a la red de forma confiable y segura.

Asi, el valor aportado por PMGD en la reduccién de pérdidas y
retraso de inversiones en redes podria ser limitado en algunos
escenarios, pudiendo tener un efecto totalmente opuestoy
aumentando las pérdidas en alimentadores o zonas con una alta
penetracién de PMGD.

Tal como se indic6 anteriormente, en los Ultimos afios, ha
habido un gran crecimiento del segmento PMGD cuya Unica
limitacién para su instalacién es la disponibilidad de recurso
primario y las restricciones de capacidad impuestas por las redes
de transmision y distribucién. La proyeccién realizada por el
Coordinador es de 4260 MW de capacidad instalada en PMGD al
afio 2041% en un escenario optimista.

64 Para mayor informacién ver ERN-27-2021 “Expediente de recomendacion normativa sobre el Decreto Supremo N° 88 del Ministerio de Energia en lo referido al mecanismo de

estabilizacién de precios para medios de generacion de pequefia escala”, disponible en www.tdlc.cl.

65 Proyeccion de Generacién Distribuida del SEN, periodo 2021-2041, Propuesta de Expansién de Transmision del SEN 2022. https://www.coordinador.cl/desarrollo/documentos/desarrollo-

de-la-transmision/propuesta-expansion-transmision-2022/propuesta-2022/anexos-propuesta-2022/



Debido a un mayor potencial de algunas zonas o mayor
disponibilidad de posiciones en la red, existen zonas o
alimentadores con mayor concentracion de generadores PMGD.
Esta mayor concentracién unido a escenarios de baja demanda,
producen excedentes de generacion en las redes de distribucién
que debe ser evacuado a través de la transmisién zonal hacia

el resto del sistema, es decir se presenta una inversion de

flujo, ya que la energia fluye, en este caso, desde las redes de
distribucién hacia las instalaciones de transmision a la inversa de
lo que tradicionalmente sucede cuando no existe generacién en
distribucién. Si estos excedentes de generacién PMGD superan la
capacidad de disefio de las instalaciones de transmisioén zonal se
produce congestién también en estas redes zonales.

Como medida de mitigacién a las posibles congestiones producto
de la inyeccion de PMGD, y de acuerdo a lo indicado en la Norma
Técnica de Conexion y Operacion de PMGD en Instalaciones

de Media Tensién®® en su articulo 2-14, el Coordinador debe
elaborar un estudio semestral para ratificar la existencia de
congestiones producto de inyecciones de PMGD en instalaciones
de transmision zonal donde de acuerdo a los estudios realizados
por los PMGD se detectaron posibles congestiones®’.

El Coordinador deberd instruir el tratamiento técnico que
tendran las inyecciones de los PMGD para solucionar las posibles
congestiones, para lo cual debe monitorear las transferencias por
el sistema de transmision zonal afectado y solicitar la limitacion
de los excedentes de energia y potencia proveniente de las
subestaciones de distribucién ya sea a los centros de control que
operan las subestaciones primarias de distribucién (“SPD") o a los
propietarios de los PMGD. Sin embargo, la naturaleza variable

(horaria) de la mayor parte de la generacion de los PMGD, el
mecanismo de autodespacho y la eximicién que le entrega la

NT respecto de entregar sus sefiales e informacién en linea al
despacho centralizado, hacen inviable una gestion en linea de
estas congestiones por parte del Coordinador Eléctrico Nacional.

Conforme a la actualizacion del Informe Verificacion Congestiones
por Inyeccion de PMGD que emiti6 el Coordinador en marzo de
2022, existirian mas de una veintena de instalaciones ya sea lineas
de transmision zonal o subestaciones primarias de distribucién
en donde se detectaron congestiones debido a las inyecciones

de PMGD y, en un horizonte mas amplio de evaluacion®, el
Coordinador realiza un diagnéstico de la utilizacién esperada de
transformadores de subestaciones primarias dada la inyeccion

de PMGD, identificando con alguna probabilidad de congestién a
cerca de un 15% del total de los transformadores y proyectando
congestiones en varios de ellos.

De acuerdo a los antecedentes anteriores es posible verificar
que los problemas de congestién no son un problema aislado

y se puede estimar razonablemente que en la medida que el
segmento PMGD se siga desarrollando sin una planificacién
adecuada, estas congestiones podrian hacerse mas numerosas,
reduciendo los potenciales beneficios en la disminucién de
pérdidas en las redes y por el contrario crear la necesidad de
inversiones en la red para evacuar la generacién PMGD, lo cual
también lleva al desafio de realizar una coordinacion eficiente
entre la distribuidora y el operador del sistema eléctrico nacional.

66 Disponible en https://www.cne.cl/normativas/electrica/normas-tecnicas/

67 Elestudio se encuentra disponible en la siguiente direccion web del Coordinador https://www.coordinador.cl/desarrollo/documentos/estudios-de-planificacion/estudio-de-verificacion-de-

congestiones-en-transmision-zonal-por-inyeccion-de-pmgd/

68 Ver Propuesta de Expansion de la Transmisién 2022, disponible en www.coordinador.c/
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COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

TEMATICAS ANALIZADAS

POR LA UMC

Durante el afio 2021, la UMC llevé a cabo diversas tareas con
el objeto de cumplir con lo establecido en el Reglamento de
Coordinacién.

Junto con monitorear el mercado y analizar variadas materias,

también se particip6 en actividades relacionadas con cambios Antecedentes de Terceros

normativos en materias tales como SSCC, GNL y transmision. De
igual manera, se ha continuado con la realizacién y participacion

en actividades de difusién, tanto internas como externas,

relacionadas con el monitoreo de la competencia en mercados

2020 2021
Materia Analizadas 26 21
16 10
Antecedentes enviados a FNE 0 0
Aporte Antecedentes al TDLC 0 2
Total de Obras Desiertas 0 8

eléctricos.

VII.1 ACTIVIDADES DE MONITOREO

Dentro de las actividades de monitoreo realizadas por la UMC
durante el afio 2021, se encuentran el analisis de mercados de
combustibles, como GNL y Diesel, asi como también el estudio de
casos particulares relativas a la operacion de algunas centrales
del SEN, detectados por la misma UMC en base al andlisis de
variables de mercado o aportes de antecedentes por parte de
terceros.

En particular, durante el afio 2021 se ha continuado con el andlisis
de los CVNC, en particular asociados a centrales diésel, dado el
contexto por el que atraviesa el sistema, resultando en la solicitud
de informacion respectiva a las empresas coordinadas que
poseen centrales que operan con dicho combustible.

Asimismo, la Unidad ha seguido participando en la evaluacion ex
post de procesos licitatorios de transmisién y auditorias técnicas,
asi como en evaluaciones ex ante de bases de licitacion.



VII.2 ACTIVIDADES DE DIFUSION Y
CAPACITACIONES

Durante el afio 2021, la UMC organiz6 diversas actividades de
capacitacion y difusién. Destacan las capacitaciones internas
sobre libre competencia y licitaciones en los diversos segmentos
del mercado eléctrico llevadas a cabo por expertos externos en
materias de competencia.

Adicionalmente se cont6 con la participacion de expertos de
Colombia, México y Chile en talleres sobre esquemas de subastas
quienes explicaron las tematicas en sus respectivos paises y los
desafios de la implementacion en un mercado como el chileno.

En noviembre del 2021 se realizé el Webinar “Monitoreo y Libre
Competencia en el mercado eléctrico de Chile” el cual conté con la
participacion de miembros del H. Tribunal de Defensa de la Libre
Competencia, Fiscalia Nacional Econémica y del Coordinador.

VII.3 PARTICIPACION EN FOROS INTERNACIONALES

El Coordinador, por intermedio de la UMC, es miembro desde

el afio 2017 del Energy Intermarket Surveillance Group (EISG),
organismo que reline a mas de 20 instituciones, entre los que se
cuentan ministerios, reguladores, superintendencias y operadores
de sistemas eléctricos de 10 paises diferentes, incluyendo Estados
Unidos, Canada, Australia y Nueva Zelanda, que tienen como
misiéon monitorear la competencia en sus respectivos mercados
eléctricos.
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COORDINADOR ELECTRICO NACIONAL

RECOMENDACIONES

Transito a mercado de subastas vinculantes de energia.
Desde hace algunos afios, la evolucién que esta teniendo

el mercado eléctrico como resultado de Ia transicién a un
sistema basado energias renovables con incorporacién de
nuevas tecnologias, esta evidenciando que el sistema de
tarificacion marginalista del mercado mayorista actualmente
vigente en el pais, basado en costos de produccion
declarados, presenta serias deficiencias e inconsistencias e
incluso, desincentiva la incorporacién de nuevas tecnologias.

Por lo tanto, es necesario modificar el sistema de taificacion
del mercado mayorista para llevarlo a un sistema que es
utilizado en otros mercados eléctricos a nivel internacional,
los cuales también estan transitando a altos niveles de
incorporacién de energias renovables.

Asi, es necesario efectuar los estudios para definir el disefio
6ptimo de un mercado de subasta de energia y servicios
complementarios (SSCC) co-optimizado de caracter vinculante
para la programacion diaria (day-ahead). Este disefio de
mercado debe mantener la remuneracién por potencia de
suficiencia, cuya normativa debe ser revisada en consistencia
con las subastas de energia. Finalmente, se debe tener en
consideracién que para transitar a un mercado de subastas
de energia y SSCC vinculante en la programacion diaria, en
primer término, se debe avanzar hacia la implementacion

de mecanismos de programacion o redespacho y co-
optimizacién de energia y reservas intradiarios con tal de
lograr una mejor asignacién de recursos.

En materia de licitaciones de Obras de Ampliacién, se
requiere efectuar modificaciones para que estas obras se
realicen en tiempo y en forma costo efectiva. Para esto
se recomienda modificar el Art. 95° de la LGSE y el Titulo
IV del Reglamento de los Sistemas de Transmisién y de

la Planificacién de la Transmision en lo que corresponda,
para que los responsables de efectuar la licitacién y la
elaboracion de las respectivas bases de licitacion de obras
de ampliacién contenidas en los decretos de expansion
de la transmisién sean las empresas transmisoras
propietarias de las instalaciones sujetas a ampliacion.
Radicar en el Coordinador solo la funcién de supervisién
independiente de estos procesos, a través de mecanismos
como: (a) verificar el alcance administrativo y técnico de

bases de licitacion, y especificaciones e instruccién de
modificaciones, velando por el cumplimiento de los criterios
generales establecidos en la LGSE y el Reglamento, (b) revisién
de la adjudicacién, (c) auditorias, entre otros.

Alternativamente, se plantea establecer un criterio de minimis
para determinar los procesos de licitacion y ejecucion que
sean llevados a cabo directamente por el Coordinador,
estableciendo un monto que viabilice un contrato de
construccién (EPC) al menor costo, por ejemplo 5 MMUSD. Se
debe tener presente que una parte importante de las obras
de ampliacion licitadas son por montos inferiores a 5 MMUSD
e, incluso, existen obras (5 en el periodo analizado) con un
monto menor a TMMUSD. Este tipo de obras perfectamente
pueden ser ejecutadas a cabo directamente por la empresa
transmisora y de esta manera focalizar los recursos del
Coordinador en las de mayor envergadura.

Incorporacién de nuevos SSCC. A fin de lograr un mejor
desempefio del sistema eléctrico en el proceso de transicién a
la carbono neutralidad y, con ello, promover la competencia,
el Coordinador continuara impulsando la incorporacion de
nuevos servicios complementarios como Inercia y Fortaleza
de Red. Asimismo, se trabajara en viabilizar la participacion de
otros agentes al mercado de SSCC, como seria la participacion
de la demanda en CTF, analizando las condiciones de
habilitacion, y la mejora continua del disefio de subastas. Este
aumento de oferta, unido al desarrollo de nuevos servicios
focalizados, ayudaria a reducir el costo que enfrentan los
usuarios por concepto de pago de SSCC, en adicion de liberar
recursos de generaciéon que podrian contribuir a disminuir la
estrechez de suministro por la que atraviesa el sistema debido
a la situacién de sequia prolongada.

Monitoreo y revisién de los parametros técnicos de las
unidades generadoras del Sistema. Sin perjuicio de la labor
de monitoreo del comportamiento de los agentes en tiempo
real que realiza la UMC, el Coordinador continuard revisando
la consistencia, veracidad y trazabilidad de variables claves
que determinan con costos marginales de energia, como son
los costos de combustibles, costos variables no combustibles,
entre otros.



5. Normas técnicas y procedimientos del Coordinador. En
el contexto de los procesos normativos que realiza la CNE se
recomienda incorporar los criterios establecidos por la FNE en
sus Guias a fin de identificar posibles efectos negativos sobre
la competencia, asi como resguardar las actividades que la
Ley y la normativa vigente han otorgado al Coordinadory
evitar una sobrerregulacion por medio de Normas Técnicas,
dejando espacio para los procedimientos internos del
Coordinador en materias especificas relativas a la operacion
del Sistema. Por tanto, las normas técnicas debiesen definir
de manera general el actuar del Coordinador y que exista
flexibilidad para que, a través de procedimientos internos,
el Coordinador pueda establecer aspectos especificos del
funcionamiento del mercado en base a los analisis que
correspondan, pudiendo de esta manera tomar acciones que
fomenten la competencia. Asi, por ejemplo, el Coordinador
podria tener mayor flexibilidad para analizar las condiciones
de competencia del mercado de SSCC en forma dinamica,
revisar mecanismos de remuneracién o las categorias de
sistemas de almacenamiento, entre otras.

6. Modificar el actual D.S. 88 en lo referido al mecanismo
de estabilizacion de precios para medios de generacion
de pequefia escala. Considerando que el mecanismo
de integracion de pequefios medios de generacién no es
planificado en cuanto a la localizacién de la generacion
ni los montos de potencia a conectar por alimentador de
distribucién, con las consecuencias indicadas en el capitulo
VI, y dado que el mecanismo de precios estabilizados posee
sesgos y hasta ahora no parece abordar la problematica
descrita, se recomienda establecer precios nodales con
mayor granularidad, con el fin de que exista un crecimiento
organico y evitar las externalidades negativas en el sistema de
transmision.

7. Mejorar el acceso a la informacién y calidad de los datos

que recibe el Coordinador. Los mercados de electricidad
son particularmente propensos a la explotacién del poder

de mercado, ya sea de forma individual o conjunta. En este
contexto, la disponibilidad de informacién resulta crucial para
el desarrollo competitivo de estos mercados, razén por la
que la disponibilidad oportuna, completa y fiable de datos,
que ayudan a comprender el funcionamiento del mercado,
es necesario para disminuir asimetrias de informacién que
pudiesen conferir poder de mercado a algun agente del
mercado.

A este respecto, se han identificado inconsistencias y falta de
completitud en el contenido de datos que deben entregar
coordinados. Para abordar lo anterior, es necesario un
mayor esfuerzo de fiscalizaciéon por parte de la SEC, a fin de
alinear los incentivos de las empresas y reforzar la obligacion
de entregar la informacion en los términos requeridos por

el Coordinador y en conformidad con lo establecido en la
normativa respectiva.
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Centrales entregadas a la operacién durante el afio 2021

. . . Potencia Entrada ,,

Central Propietario Tipo ) Region
(MW) Operacion

El Pilar - Los Amarillos RTS-Energy PMG Solar 3,0 dic-21 Atacama
Lomas Coloradas Eléctrica Nueva Energia S.A. PMGD Térmico 30 sept-21 Biobfo
Kaufmann Aes Andes S.A. PMGD Solar 0,8 jul-21 Metropolitana
Hidromocho Hidromocho S.A. Hidro Pasada 15,0 ene-21 Los Rios
Central de Respaldo Pajonales Prime Energfa Quickstar SpA Diesel 1072 ene-21 Atacama
Las Tortolas PFV Las Tortolas SpA PMGD Solar 30 ene-21 Nuble
Pelequén Sur Pelequén Sur SpA PMGD Solar 9,0 ene-21 Metropolitana
PE Cabo Leones Il Iberedlica Cabo Leones Il SpA Edlica 190,2 dic-21 Atacama
Parque Edlico Cabo Leones Il Iberedlica Cabo Leones Il SpA Edlica 2058 feb-21 Atacama
PFV Las Torcazas PFV Las Torcazas SpA PMGD Solar 3,0 abr-21 O'Higgins
Parque Fotovoltaico San Pedro GPG Solar Chile 2017 SpA Solar 106,0 feb-21 Antofagasta
Digua Eléctrica Digua SpA Hidro Pasada 20,0 may-21 Maule
Parque Solar San Javier Parque Solar El Paso SpA PMGD Solar 6,0 feb-21 Maule
PFV Nuevo Quillagua Parque Edlico Quillagua SpA Solar 100,0 abr-21 Antofagasta
Malinke Solar Malinke Solar SpA PMGD Solar 3,0 may-21 Metropolitana
PMGD Ciprés Ciprés SpA PMGD Solar 9,0 ene-21 Maule
Taltal Solar Taltal Solar S.A. PMGD Solar 9,0 ene-21 Maule
Parque Solar Meco Parque Solar Meco Chillan SpA PMGD Solar 6,0 may-21 Nuble
Betel SpA Betel SpA PMGD Solar 3,0 ene-21 Metropolitana
Parque Solar Ovalle Norte Parque Solar Ovalle Norte SpA PMGD Solar 9,0 abr-21 Coquimbo
Villa Solar Villaprat SpA PMGD Solar 2,7 ene-21 Maule
Casa Bermeja Casa Bermeja SpA PMGD Solar 6,9 ene-21 Metropolitana
PMGD Lingue Lingue SpA PMGD Solar 3,0 ene-21 Valparaiso
Central Quitralman Cinergia Chile SpA PMGD Térmico 24 ene-21 Biobio
Paine Paine Energy SpA PMGD Solar 9,0 jun-21 Antofagasta
PFV Atacama Solar Il Atacama Solar S.A. Solar 170,7 abr-21 Tarapacé
Berrueco Energfa Berrueco Energfa SpA PMGD Solar 9,0 feb-21 Nuble
Eléctrica Pinares Limitada Eléctrica Pinares Limitada PMGD Térmico 8,6 feb-21 Maule
Venturada Energfa Venturada Energia SpA PMGD Solar 9,0 feb-21 Nuble
Membrillo Fotovoltaica Avellano SpA PMGD Solar 25 jun-21 O'Higgins
Don Andrénico Parque Solar Cancha SpA PMGD Solar 2,7 feb-21 Metropolitana
Etersol Energfa Morro Guayacan SpA PMGD Térmico 07 mar-21 Metropolitana




. . . Potencia Entrada ,,

Central Propietario Tipo ) Region
(MW) Operacion

PFV Rio Escondido Condor Energfa Solar 160,7 dic-21 Atacama
PFV La Huella AustrianSolar Chile Seis SpA Solar 85,2 jul-21 Coquimbo
PMGD SDSI (Sol de Santa Ines) Sanbar Solar SpA PMGD Solar 2,6 mar-21 Biobio
Majadas Don Pedro SpA PMGD Solar 9,0 may-21 Coquimbo
Los Libertadores Solar Los Libertadores Solar SpA PMGD Solar 3,0 abr-21 Maule
San Camilo Fotovoltaica San Camilo SpA PMGD Solar 30 abr-21 Maule
PMGD PFV Santa Rita Parque Fotovoltaico Santa Rita Solar SpA PMGD Solar 2,7 abr-21 Ruble
Cerro Dominador CSP Cerro Dominador CSP S.A. Solar 110,0 sept-21 Antofagasta
GR Pilo GR Pilo SpA PMGD Solar 9,0 abr-21 Metropolitana
PMGD Llay Llay Xue Solar SpA PMGD Solar 9,0 abr-21 Valparaiso
PE Malleco Sur WPd Malleco SpA Edlica 1352 sept-21 La Araucania
Parque Pencahue Este Parque Solar Porvenir SpA PMGD Solar 3,0 oct-21 Maule
SLK 808 FV Rinconada SpA PMGD Solar 3,0 may-21 Valparaiso
Combarbalé Prime Energfa Quickstar SpA Diesel 77,7 sept-21 Coquimbo
PE Calama Engie Energfa Chile S.A. Edlica 150,0 oct-21 Antofagasta
Don Pedro Ebco Energfa S.A. PMGD Térmico 29 may-21 Biobfo
PFV El Piuquen PFV El Piuquen SpA PMGD Solar 30 jul-21 Nuble
Linares Solar Linares Generacion SpA PMGD Solar 9,0 may-21 Maule
GR Pitao GR Pitao SpA PMGD Solar 9,0 jun-21 Maule
Dadinco Fotovoltaica Lenga SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 Nuble
FV Trinidad SPV P4 SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 O'Higgins
Saturno Norte Los Libertadores Solar SpA PMGD Solar 4,5 jun-21 Maule
PRP Las Quemas Genersur SpA PMGD Térmico 9,0 jun-21 Los Lagos
Parque Solar Huape Farmdo Energy Chile SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 Nuble
Orion Solar Orion Solar SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 Nuble
Las Cabras RCL Solar SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 O'Higgins
Los Lagos X Los Lagos SpA PMGD Solar 2,2 jun-21 O'Higgins
Curacavf Parque Fotovoltaico Curacavi SpA PMGD Solar 2,7 jun-21 Metropolitana
Los Molinos Los Molinos SpA PMGD Solar 9,0 ago-21 Metropolitana
Santa Ester Impulso Solar San José SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 Biobfo
Moya Suvan Solar SpA PMGD Solar 9,0 jun-21 Biobio
Tamarugo Baobab Energias Renovables SpA PMGD Solar 3,0 jun-21 Tarapaca
PE Alena AR Alena SpA Edlica 86,2 dic-21 Biobfo
Camping Diésel Tacora Energt SpA PMGD Térmico 3,0 jul-21 Metropolitana
Mutupin Montejo Energfa SpA PMGD Solar 9,0 jul-21 Ruble
Vicente Solar Tl Dos SpA PMGD Solar 2,7 jul-21 Metropolitana
Esfena CVE Proyecto Nueve SpA PMGD Solar 6,0 jul-21 Valparaiso
Pegasus Solar Pegasus Solar SpA PMGD Solar 3,0 jul-21 Nuble
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A . . Potencia Entrada ,,

Central Propietario Tipo ) Region
(MW) Operacion

Parque Solar la Muralla Parque Solar La Muralla SpA PMGD Solar 25 jul-21 O'Higgins
Santa Luisa Solar Santa Luisa Energy SpA PMGD Solar 2,6 jul-21 Nuble
La Foresta Sociedad Energias Renovables Los Lirios SpA PMGD Solar 2,7 ago-21 Maule
PMGD Diésel Cerezo Gestion Agricola S.A PMGD Térmico 30 ago-21 Maule
Los Magnolios Solar Litre SpA PMGD Solar 30 sept-21 Valparaiso
FV El Castafio El Castafio SpA PMGD Solar 8,6 sept-21 O'Higgins
Cortijo Apolo Solar SpA PMGD Solar 9,0 sept-21 Biobio
FV Santa Margarita Fotovoltaica Peumo SpA PMGD Solar 3,0 sept-21 O'Higgins
FV Quetena Parque Solar Quetena S.A. PMGD Solar 9,0 sept-21 Antofagasta
GR Peumo GR Ciprés SpA PMGD Solar 8,0 sept-21 O'Higgins
Dagoberto EBCO Energfa S.A. PMGD Térmico 29 sept-21 La Araucanfa
FV Pachira El Naranjal SpA PMGD Solar 9,0 oct-21 Maule
PMGD Escorial del Verano Solar Corcovado Solar SpA PMGD Solar 3,0 nov-21 Valparaiso
PMGD Guadalupe Guadalupe Solar SpA PMGD Solar 56 nov-21 Valparaiso
Solar Park Villa Alemana Anumar Energia del Sol 1 SpA PMGD Solar 2,7 nov-21 Valparaiso
Parque Solar Marambio Parque Solar Colina SpA PMGD Solar 2,7 nov-21 Metropolitana
San Antonio Cuenca Solar SpA PMGD Solar 9,0 dic-21 Maule
PFV Las Tencas PFV Las Tencas SpA PMGD Solar 9,0 dic-21 O'Higgins
Santa Francisca CVE Proyecto Diecisiete SpA PMGD Solar 6,0 dic-21 Coquimbo
FV Rexner Energia First SpA PMGD Solar 3,0 dic-21 Valparaiso
Nazarino del Verano Solar Socompa de Verano SpA PMGD Solar 30 dic-21 Metropolitana
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Subsistemas mds frecuentes a lo largo del afio 2021

Subsistema | Zona Horas
1 SEN 2994
2 CAUTIN_____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220 2529
3 SALAR___ 220->CALAMA 220 1638
4 SEN-CAUTIN_____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220 1264
5 AURORA 220->P.MONTT____ 220 1152
6 D.ALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL 220 1016
7 QUILLOTA____110->S.PEDRO_____110 956
8 ITAHUE 220->ITAHUE 154 644
9 SEN-AURORA 220->PMONTT____ 220 600

10 NIRIVILO___066->CONSTIT.____ 066 402
1 SEN-ITAHUE___ 220->ITAHUE_____ 154 347
12 SEN-CAUTIN____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220-SALAR____ 220->CALAMA_____ 220 236
13 SEN-QUILLOTA____ 110->SPEDRO____ 110 233
14 SEN-SALAR_____ 220->CALAMA 220 195
15 SEN-CAUTIN____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220-QUILLOTA____110->SPEDRO____ 110 179
16 SEN-CAUTIN____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220-D.ALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL 220 168
. SEN-CAUTIN____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220-D.ALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL__ 220-SALAR___ 220->CALA- 160
MA___ 220
18 POLPAICO___ 500->N.P.AZUCAR___500 144
19 SEN-LO_AGUIRRE___500->POLPAICO___ 500-CAUTIN_____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220 142
20 LO_AGUIRRE___500->POLPAICO___ 500 127




Subsistemas mds frecuentes a lo largo del afio 2020

Subsistema | Zona Horas
1 SEN 5287
2 QUILLOTA____110->S.PEDRO_____110 931
3 D.ALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL 220 778
4 SEN-QUILLOTA____110->SPEDRO____ 110 617
5 ITAHUE 220->ITAHUE 154 474
6 SEN-POLPAICO___ 500->N.P.AZUCAR___500 392
7 N.MAITENCILLO_500->N.MAITENCILLO_220 319
8 SEN-D.ALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL__ 220 294
9 POLPAICO___ 500->N.P.AZUCAR___500 292
10 CAUTIN_____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220 281
" SEN-TAHUE___ 220->ITAHUE_____ 154 264
12 SALAR___ 220->CALAMA____ 220 249
13 N.P.AZUCAR___500->N.P. AZUCAR__220 174
14 N.MAITENCILLO_500->N.CARDONES___500 160
15 SEN-N.MAITENCILLO_500->N.CARDONES___500 148
16 SEN-N.MAITENCILLO_500->N.MAITENCILLO_220 142
17 SEN-CAUTIN_____ 220->TAP_RIOTOLTEN_220 136
18 CARDONES___ 220->C.PINTO____ 220 114
19 N.CARDONES__ 500->CUMBRES____ 500 111

20 SEN-DALMAGRO___ 220->CACHIYUYAL__ 220-SALAR____ 220->CALAMA 220 107
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HHI por tecnologia al 31 de diciembre de 2021
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A.5 PRINCIPALES CONDUCTAS ANTICOMPETITIVAS
QUE PODRIAN OBSERVARSE EN EL MERCADO
CHILENO

A.5.1 CONDUCTAS EN SEGMENTO DE GENERACION

En el contexto del segmento de generacion, el poder de mercado
podria ser ejercido primordialmente mediante retencion fisica

0 econdmica de capacidad y manipulacién de los precios de
combustibles -7,

A.5.1.1 RETENCION DE CAPACIDAD

La retencion fisica de capacidad implica que una empresa
propietaria de multiples unidades generadoras indispone una

0 mas unidades, o parte de la capacidad de una de ellas, con

el fin de desplazar la curva de oferta a la izquierda respecto

a su posicién original, y de esta manera aumentar los costos
marginales del sistema, alterando el equilibrio competitivo de
corto plazo”, lo que eventualmente podria significar la obtencién
de rentas sobrenormales. En particular, para el mercado

eléctrico chileno, que es de costos auditados, esta conducta
podria manifestarse a través de desconexiones de unidades
generadoras, ya sea de forma intempestiva o programada en el
corto plazo; no siguiendo las instrucciones operacionales dictadas
por el Centro de Despacho y Control (CDC) del Coordinador, entre
otras.

La retencién econdmica, por su parte, cumpliria el mismo rol
que la fisica, solo que esta podria ser conseguida mediante la
adquisicién de combustibles a precios particularmente elevados.

De esta forma se estaria logrando el no despacho de la central
por orden de mérito. La facilidad para concretar esta conducta,
sin embargo, dependera del combustible del que se trate, ya
que resultaria dificil internalizar dicho tipo de comportamiento
estratégico en un contrato de abastecimiento de largo plazo,
razén por lo que esto serfa mas probable en compras spot del
combustible respectivo, o adendas a contratos de largo plazo
para embarques particulares.

Asimismo, para poder ser calificada como una conducta
anticompetitiva, la retencién de capacidad debe resultar en una
alteracion del costo marginal de equilibrio de manera rentable,
por lo que ello dependera del nivel de contratacién de la empresa
en cuestion, y, de ser excedentaria, de la relacion que exista entre
las pérdidas por menor generacion debido a la retencién, y los
ingresos por mayor costo marginal que se obtendrian con el resto
de unidades despachadas. Dicha dindmica es representada en el
Anexo A.6.

69 La retencién de capacidad es comtinmente referida como capacity withholding, por su definicién en inglés.

70 Los costos variables de las centrales también pueden ser alterados a través de la manipulacion de los costos variables no combustibles, aunque a diferencia de la manipulacién del precio

de los combustibles, su declaracion se realiza en un periodo mds extendido y por lo tanto, su efectividad para alterar los precios en el corto plazo es limitada, y por lo tanto, se podria

utilizar solo en un escenario de largo plazo bajo asimetrias de informacion considerables entre el Coordinador y la empresa coordinada respectiva.

7

=

En el corto plazo, el benchmark competitivo del mercado de la energia seria uno equivalente al que se derivaria de una estructura de mercado con empresas sin relacion de propiedad ni

multiples centrales. Esto es, donde ningtin actor puede aumentar artificialmente sus costos o retener capacidad de forma rentable teniendo como consecuencia un aumento en el costo del

sistema por sobre el nivel competitivo. En Rassenti, S.J., Smith, V.L. & Wilson, B.J. Journal of Regulatory Economics (2003) 23: 109. https://doi.org/10.1023/A:1022250812631, se presenta un

ejemplo til de estructura de mercado sin poder de mercado, incluso con empresas que poseen muiltiples centrales generadoras.



A.5.1.2. MANIPULACION DEL PRECIO DEL COMBUSTIBLE

Si bien la retenciéon econdémica de capacidad involucra
manipulacién de precios de combustibles, dicho medio no es el
Unico al que se puede recurrir para alterar de forma rentable el
equilibrio competitivo del mercado.

Antes de describir los escenarios adicionales que podrian ser
resultado de la manipulacion de los precios de combustibles,
resulta de utilidad ejemplificar los mecanismos a través de los
cuales se podria concretar dicha accién.

En general, de acuerdo a la RE N° 669, de 2017, de la CNE, que
fija, entre otros, el procedimiento para el “Procedimiento y
determinacién de los costos de combustibles que utilizan las
unidades generadoras térmicas del Sistema Eléctrico Nacional7?,
el costo de combustible que las empresas deben declarar debe
incluir solo componentes variables y, por ende, no se deben
internalizar costos fijos.

Consecuentemente, se podrian “variabilizar” costos fijos con el fin
de elevar el precio del combustible declarado y, como resultado
de esto, aumentar el costo variable total de las centrales
afectadas. De igual manera, seglin la misma norma, en el caso
de combustibles sélidos el precio debe incluir Costo FOB, flete
maritimo, seguro maritimo, Costo CIF, servicio de descarga en
muelle, entre otros componentes, por lo que podria utilizarse
cualquiera de ellos para abultar su costo declarado, pudiendo
suceder lo mismo con el resto de los combustibles’.

En adicion, empresas relacionadas de generacion y/o distribucién
de combustible podrian revenderse en variadas ocasiones

el volumen que sera utilizado para generacién con el fin de
incluir sobrecargos que aumenten el costo del combustible y
eventualmente el costo variable de las centrales, entre otras
practicas.

Por su parte, teniendo en consideracién que la disponibilidad
del agua determina el precio sombra de este recurso, el que,
a su vez, es utilizado para el calculo del costo de oportunidad
de las centrales hidraulicas de embalse, la manipulacién de
las declaraciones de cotas también podria considerarse como
alteracién de precios de combustibles.

Todo lo anterior podria resultar en, al menos, dos escenarios
donde el equilibrio de mercado se desviaria del benchmark
competitivo, con efectos temporales diversos, a saber: a)
aumento del costo marginal del sistema y b) aumento del pago
por sobrecostos.

72 En la actualidad se encuentra en proceso el “Procedimiento Normativo sobre Declaracién de Costos Variables” iniciado por la CNE a través de Resolucion Exenta N° 394 de 24 de mayo de

2018.

73 Por ejemplo, se podria sobreestimar el porcentaje de pérdidas con el fin de incrementar el precio por unidad de medida.
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a) Aumento del costo marginal del sistema

Este escenario es relativamente directo, ya que implica que

la unidad generadora para la cual se declararon precios

de combustible artificialmente elevados estaria fijando el

costo marginal del sistema, dando origen a un costo para las
inyecciones y retiros superior al de un escenario competitivo. Ello
se traduciria, ademas, en rentas supracompetitivas para cualquier
empresa con posicion excedentaria que posea una unidad
generadora en adicion a la marginal, lo cual cobra especial
relevancia en un sistema de costos declarados como el chileno.
Equivalente seria el resultado de manipular las declaraciones

de cotas de embalses, ya que en la citada posicién se podria
alterar el precio del agua empleado en la programacion de corto
plazo, aumentar el costo marginal’* del sistema al encarecer

las centrales de embalse y aumentar la utilizaciéon de recursos
térmicos.

b) Aumento del pago por sobrecostos

El escenario en cuestion se relaciona con la dindmica de pagos
de sobrecostos. Estos se producen cuando una central funciona
con un costo variable total superior al costo marginal del sistema,
ya sea por razones de seguridad de la operacién, prestacion de
servicios complementarios o funcionamiento econémico del
sistema que hace mas conveniente la operacién a minimo técnico
que apagar una central.

En dichas situaciones, las empresas solo cubren sus costos, por

lo que no obtendrian beneficios por el funcionamiento en estas
condiciones especiales. Por lo mismo, se requiere el cumplimiento
de supuestos especificos para que en este contexto la
manipulacién del precio de combustible sea un medio de ejercicio
de poder de mercado. En particular, se requiere que la totalidad o
parte del aumento del costo variable de la central sea recuperado

de alguna forma. En caso de tratarse de componentes como el
porcentaje de pérdidas, que no requieren de la interaccién con un
tercero, la recuperacién de rentas seria directa, ya que se estaria
sobreestimando el costo de operacién de la central, sin utilizar la
cantidad estimada de combustible con dichos niveles de pérdida.
De tratarse de partidas de costo que potencialmente pudieran
involucrar a un tercero, como muellaje o transporte, se requeriria
la recuperacion del costo adicional declarado y pagado a través
del mercado conexo respectivo, ya sea mediante la integracion
vertical o relacién de propiedad con las firmas que proveen
dichos servicios.

A modo ilustrativo, si el costo de transporte se desvia
significativamente del valor de mercado, pero no existe relacién
de propiedad o integracion, si bien dicho aumento significaria
un incremento del costo variable de la unidad generadora, la
empresa propietaria de esta no podria recuperar el mayor valor
pagado por dicho concepto, ya que este solo significaria un
mayor ingreso para la empresa de transporte. Por el contrario, de
estar integrados o de existir relacion de propiedad entre la firma
generadoray de transporte, parte o la totalidad del aumento del
costo pagado se traduciria en un ingreso adicional a través de la
empresa del mercado conexo. El mismo efecto seria alcanzado,
de no existir relacion de propiedad o estar integrados, con un
acuerdo de reparticion de rentas entre las partes.

Ahora bien, para que la estrategia descrita previamente sea
viable, el poder de mercado debe reflejarse en la habilidad de
aumentar los precios sin que ello resulte en el no despacho de
la central, lo que podria suceder principalmente con una central
de base’, o en la eventualidad que esta fuese necesaria para

el sistema, por razones de seguridad de la operacién o para la
prestacion de servicios complementarios, a pesar de poseer un
costo variable superior al costo marginal del sistema.

74 Esto se debe a que, a diferencia del caso de retencién econémica de capacidad, en esta situacién la variacion en el costo marginal no debe compensar la menor generacion producida por

la retencién de capacidad. Por lo mismo, bastaria con que las inyecciones fuesen superiores a los retiros para que se produjese un beneficio econémico.

75 Se entiende por central de base una que suele ser despachada por periodos prolongados de tiempo, debido a que no puede dejar de funcionar de forma esporddica, como las centrales

carboneras.



A.5.2 CONDUCTAS EN SEGMENTO DE
TRANSMISION

Al estar regulado el segmento de transmision, no existe
posibilidad de ejercer poder de mercado utilizando como medio
el precio del servicio prestado, ya que este se encuentra regulado
por la CNE. Consecuentemente, una de las vias mediante las
cuales esto puede suceder es a través del mecanismo de acceso
abierto establecido en la Ley de tratarse de lineas de transmision
dedicadas.

Asi, conductas del tipo exclusorio serian las de mayor relevancia
en este segmento, ya que podria limitarse el acceso a las lineas
de transmisiéon mediante contratos de capacidad u otros medios
que cumplan una funcién similar, con el fin de retrasar la entrada
de nuevos competidores al mercado, y de esta manera evitar una
baja en los costos marginales o disminuir la competencia por
clientes libres.

De igual manera, podria ser posible que conductas
anticompetitivas se produjesen en los procesos de licitacion de
obras nacionales y zonales.

A.5.3 CONDUCTAS EN SEGMENTO DE
DISTRIBUCION

Segun la legislacion chilena, los clientes que poseen una potencia
instalada entre 0,5 MW y 5 MW, si bien estan bajo la categoria de
clientes regulados, tienen la libertad de escoger el sistema que
estimen mas conveniente.

Lo anterior implica que los clientes libres que inicialmente fueron
regulados permaneceran conectados a las redes de distribucion,
lo que entregaria, en algun grado, poder de mercado a las
empresas distribuidoras, ya que la utilizacién de sus lineas es
necesaria para la prestacion del servicio. Consecuentemente,

en teoria podrian ejercer dicho poder para mermar el servicio
prestado por las empresas generadoras y evitar la migracion de
clientes regulados a libres o fomentar el regreso de clientes que
originalmente fueron regulados y ahora son libres.
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A.6 EJEMPLO RETENCION DE CAPACIDAD

Existen 3 empresas generadoras en un mercado con las
caracteristicas del chileno. La empresa 1 posee dos centrales
generadoras, Ay B, con una capacidad de 5 MWy 15 MW
respectivamente, y un costo variable igual a $0/MWh y 15/MWh
en correspondencia; la firma 2 solo es duefia de la central C

con una capacidad de 20 MW y un costo de $40/MWh; mientras
que la firma 3 posee la central D y E, las que cuentan con una
capacidad equivalente a 25 MWy 15 MW respectivamente, con un
costo variable de $50/MWh y $70/MWh. Asimismo, la demanda
alcanza los 62 MW, y la empresa 2 es la suministradora de toda la
demanda.

En la Figura A.6.1 se ilustra el ejemplo descrito en el parrafo que
antecede.

FRRRR—————— I R R R

0 10 20 10 40 50 &0 l 70

Cantidad

76 En la prdctica las empresas podrian retener capacidad mediante limitacién de generacidn, sin la necesidad de reportar una falla que implique la desconexién de una central en su
totalidad.



Por simplicidad, se asumira que la retencion de capacidad solo
pude ser ejercida mediante la indisponibilidad no programada de
una central en su totalidad’.

El equilibrio de corto plazo de este mercado, en un escenario
competitivo, vendria dado por la generacién de las centrales A,
By C a potencia maxima, y la central D generando 22 MWh. Ello
implicaria un costo marginal del sistema igual a $50/MWh.

Los beneficios de las empresas 1y 3 pueden expresarse como
= G,, (CMg - CVi )+G1, (CMg-CVi), donde CMg es el costo
marginal del sistema, CV, y G, el costo variable y generacion la
central , respectivamente, y CVI.junto a G}. a su vez representan el
costo variable y generacién de la central j; y los beneficios de la
empresa 2 son equivalentes a m = Gc (CMg - CVc) + 62(P - CMg),
donde P es el precio cobrado a los clientes que suministray 62 la
demanda suministrada.

A partir de lo anterior, ademas de suponer P=100, la matriz de
pago para cada agente en un escenario competitivo de corto
plazo corresponderia a:

70

FI(.'

De retener capacidad la empresa 1, podria ser a través de las
centrales A o B, mientras que la empresa 3 lo podria hacer solo
con la central D, ya que en un escenario competitivo la central
E no es despachada, pero dicho escenario implicaria que la
demanda no podria ser satisfecha, por lo que se descarta dicho
escenario por simplicidad del ejemplo.

Si se retiene capacidad a través de la central A, el sistema posee
5 MW menos de capacidad disponible, por lo que se torna
necesario despachar la central E, tal como se representa en la
Figura A.6.2.

Conglomerado Beneficios

Empresa 1 5%(50-0)+15*(50-15)=775
Empresa 2 20%(50-40)+65%(100-50)=3450
Empresa 3 22*(50-50)=0
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Lo anterior implica que ahora el costo marginal del sistema sera
igual a $70/MWHh, lo que reportaria un beneficio de 825 para la
empresa que indispuso la central A, por lo que podria afirmarse
que se trata de un abuso de poder de mercado. En adicién, se
debe destacar que este escenario reporta ingresos por 500 a la
empresa 3, a pesar de no haber sido esta la que retuvo capacidad.

Ahora bien, de fallar la central B (Figura A.6.3), ello derivaria

un ingreso de 350 para la firma 1, mientras que el resto se
mantendria igual al escenario previo (Tabla A.6.2). Esto implica
que, de desear retener capacidad, esta se debiese materializar
a través de la central A, de lo contrario no seria rentable.
Alternativamente, la retencion se podria llevar a cabo mediante B,
no obstante, ello requeriria algun tipo de acuerdo de reparticion
de rentas, donde parte de los beneficios adicionales obtenidos
por la empresa 2 con motivo de la falla de la central de la
empresa 1 fuesen transferidos a esta Ultima firma. Ello seria
posible relativamente facil en el mercado chileno, ya que existen
contratos financieros bilaterales entre empresas generadoras,
por lo que podrian prestarse para este tipo de conductas.

antidad

Ml



Beneficios
Conglomerado Retencién A Retencién B
Empresa 1 15%(70-15)=825 5%(70-0)=350
Empresa 2 20%(70-40)+65%(100-70)=2550 20*(70-40)+65%(100-70)=2550
Empresa 3 25%(70-50)+2*(70-70)=500 25%(70-50)+12%(70-70)=500

A.7: GAS INFLEXIBLE Y COMPETENCIA

El efecto de las declaraciones de inflexibilidad puede manifestarse
primordialmente en una baja del costo marginal o ser neutro”’.
Esto implica que, de tratarse de alguna conducta anticompetitiva,
las declaraciones de inflexibilidad podrian calificar como

una conducta exclusoria, en particular como una de precios
predatorios. Esta premisa se basa en que a partir de la generacion
con gas inflexible, se estaria subdeclarando un costo (costo igual

a cero en el contexto de la NT GNL 2019 o costo de oportunidad
calculado por el coordinador en el caso de la NT GNL 2021), con

el fin de asegurar el despacho de una central que en otro caso

no habria sido despachada, al poseer un costo mayor, y con ello
disminuyendo el costo marginal del sistema con tal de evitar

la entrada de futuros competidores o provocar la salida del
mercado de competidores existentes, con el fin de incrementar
su poder de mercado en el mercado spot y/o en el mercado de
contratos.

En efecto, seglin la OCDE, los precios predatorios se definen de
la siguiente manera: “Predatory pricing is a deliberate strategy,
usually by a dominant firm, of driving competitors out of the market
by setting very low prices or selling below the firm’s incremental costs
of producing the output (often equated for practical purposes with
average variable costs). Once the predator has successfully driven
out existing competitors and deterred entry of new firms, it can raise
prices and earn higher profits”®.

Por tanto, para considerar una figura de precios predatorios,

no sélo se requiere poder fijar un precio bajo el costo, sino que
también se requiere tener la habilidad para recuperar las rentas
perdidas como consecuencia del mayor poder de mercado. En

el caso del GNL Inflexible, consecuentemente, no se trataria de
este tipo de conductas anticompetitivas si los niveles de precios
bajany en el futuro las pérdidas no pueden ser recuperadas, o no
pueden ser incrementados los precios de manera unilateral como
resultado del ejercicio de poder de mercado.

Por otro lado, en una segunda hipétesis conductual, en caso de
que a partir de la obtencién de beneficios netos por la generacién
con gas inflexible en el corto plazo se constatase un eventual
efecto exclusorio, podria intentar calificarse tales efectos con los
propios de la figura del estrangulamiento de margenes, ya que
provocaria la salida o desincentivaria la entrada o expansion

de competidores debido a los reducidos margenes que estos
obtendrian. Sin embargo, en el caso objeto de analisis no se

esta frente a una empresa integrada verticalmente que posee

un insumo esencial y que fija un precio arbitrariamente elevado
aguas arriba (y/o arbitrariamente bajo aguas abajo) con tal
finalidad exclusoria, como ocurre en los casos en que se verifica la
practica antedicha’.

77 Se considera como neutro el hecho de que las diferencias al alza que pueden producirse serian minimas y en casos excepcionales.

78 https://stats.oecd.org/glossary/detail.asp?ID=3280

79 Segun la OCDE, “[A] margin squeeze occurs when there is such a narrow margin between an integrated provider’s price for selling essential inputs to a rival and its downstream price that

the rival cannot survive or effectively compete. A margin squeeze can arise only when (a) an upstream firm produces an input for which there are no good economic substitutes, (b) the

upstream firm sells that input to one or more downstream firms and (c) the upstream firm also directly competes in that downstream market against those firms”. Ver https://www.oecd.

org/daf/competition/sectors/46048803.pdf
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Asi las cosas, la generacion con gas inflexible dificilmente

podria ser calificada como conducta anticompetitiva de

no existir evidencia sobre su efecto en la salida actual o

potencial de competidores y/o que haya desincentivado o esté
desincentivando el ingreso o expansién de nuevos competidores,
y los potenciales beneficios actuales o futuros de quienes hayan
generado con dicha condicion especial de suministro.

De esta manera, las potenciales conductas que podrian

ejercerse dependeran del balance actual de las empresas®,

la competitividad del mercado de contratos, la posicion

comercial de las empresas que podrian tener en el futuro, al
estar relacionado el costo marginal de largo plazo con el de los
contratos, y de la relacién entre el LCOE (Levelized cost of energy)
de los competidores y los costos marginales observados en el
mercado. Con este esquema analitico a la vista, resulta pertinente
evaluar las hipotesis antedichas tanto desde la perspectiva de las
empresas excedentarias, como de las empresas deficitarias.

A.7.1 EMPRESAS EXCEDENTARIAS

Al tratarse de una empresa excedentaria®’, no existirian
incentivos en el corto plazo a generar con condiciéon de suministro
inflexible de manera estratégica, ya que podria resultar en una
disminucion de los costos marginales y con ello en una caida

en los beneficios. Por lo tanto, en este caso, un eventual abuso
podria ser clasificado como una conducta de precios predatorios
tipica, donde se estarian sacrificando ingresos presentes ante la
posibilidad de aumentar ingresos en el futuro luego de la salida o
disuasion a la entrada de potenciales competidores, o expansion
de los actuales, que pudiesen llevar a la baja el costo marginal.
Para que ocurra lo anterior, sin embargo, el costo marginal
observado que internaliza los episodios de inflexibilidad debiese
ser menor al LCOE de las plantas que podrian ingresar y bajar el
costo marginal de equilibrio.

A.7.2 EMPRESAS DEFICITARIAS

En cuanto a las empresas deficitarias®?, si bien estas pueden
beneficiarse de la baja potencial del costo marginal al tener que
pagar menos por los retiros, ello no implicaria directamente un
beneficio comercial de las inflexibilidades, ya que para que esto
ocurra, los beneficios por un menor pago por retiros deben ser
mayores que las pérdidas en las cuales se incurre al recibir solo el
costo marginal como ingreso sin cubrir la totalidad de los costos
variables de las maquinas. En caso de que dicho calculo derivara
en pérdidas, se podria estar en presencia de una potencial
conducta predatoria. No obstante, para la ocurrencia de esta se
debe tener la habilidad para recuperar dichas pérdidas en el
futuro a través de mayores precios como consecuencia de
una menor cantidad de competidores.

Sin embargo, ello no podria ocurrir si la posicién comercial se
mantuviese deficitaria, ya que un incremento en el costo marginal
solo implicaria un mayor pago por retiros. De esta manera, se
debiese contar con posicién de dominio en el mercado de los
contratos con tal de compensar las mayores pérdidas por un
incremento en el costo marginal, o eventualmente transitar a una
posicién excedentaria.

Ahora bien, si las inflexibilidades resultaran en beneficios netos
para las empresas deficitarias, ello implicaria que cualquier
empresa tendria incentivos a sobre importar GNL, sin necesidad
de buscar mantener o aumentar su posicién de dominio, razén
por la que no podria argumentarse una potencial infraccién a
la libre competencia, pero si podria haberse configurado, bajo
la NT GNL 2019, una infraccién a esta, en cuanto disponia que
“[L]a utilizacién del volumen declarado como inflexible no debe
corresponder al resultado de una optimizacién de la posicién
comercial de la empresa que lo declarara en el mercado de
transferencia de energia y potencia.”>.

Finalmente, es preciso sefialar que de tratarse de una empresa
verticalmente integrada con el terminal GNL, podrian existir
incentivos a forzar la firma de contratos con clausulas Take or
Pay o uso exclusivo del gas en el mercado eléctrico con tal de
provocar escenarios de inflexibilidad que beneficien a la empresa
integrada, independiente de la existencia de incentivos de la
empresa compradora de GNL para gatillar un cambio en la
condicién de suministro.

80 Esto incluye contratos con clientes y entre empresas generadoras, ya sean fisicos o financieros.

8

=

marginal.

Esto es, las inyecciones y la energia contratada que pudiese tener precios indexados al costo marginal son mayores a la cantidad contratada que no se encuentra indexada al costo

82 Esto es, las inyecciones y la energia contratada que pudiese tener precios indexados al costo marginal son menores a la cantidad contratada que no se encuentra indexada al costo

marginal.

83 Norma técnica para la programacioén y coordinacién de la operacion de unidades que utilicen GNL regasificado, Junio 2019, CNE, Articulo 3-3, numeral 3. Disponible en https://www.cne.cl/

wp-content/uploads/2019/06/NT-GNL-Junio-2019.pdf



El esquema siguiente resume las potenciales infracciones que podrian derivarse de las inflexibilidades, tanto para empresas

excedentarios como deficitarias.

(CMg Inflexible < CMg Flexible )

Empresa
Excendentaria

!

n<o

Empresa

r Deficitaria —l

<o mT>0
cc>A Inyecciones cc<A Inyecciones

N

Precios predatorios

Condiciones:
+ Desincentivo a la entrada/salida competidores

* Recuperacién de rentas — Excedentaria en el futuro/ganar
posicién de dominio en mercado.

Esto es, si las inflexibilidades resultan en un costo marginal
inferior a un escenario contrafactual donde no existe el cambio
de condicién de suministro

(CMg Inflexible < CMgy,, 0/ derivaria inmediatamente en
pérdidas para empresas excedentarias (m<o),), por lo que podria
tratarse de precios predatorios. De ser empresas deficitarias,
podria resultar en pérdidas en caso de que el costo de
combustible (CC)no cubierto por el costo marginal sea mayor al
menor pago por inyecciones (A Inyecciones ),y por ende también
podria encapsularse dentro de la figura de precios predatorios.
Si existieran beneficios al generar con gas inflexible, es decir,

el costo de combustible no cubierto por el costo marginal es
inferior al menor pago por inyecciones, podria tratarse de una
pseudo estrangulacién de margenes, al no existir integracién
vertical que motive una conducta. En todas estas situaciones, las

condiciones para tratarse de una conducta anticompetitiva es que

exista un desincentivo a la entrada o expansion o se provoque
la salida de competidores actuales del mercado, y que exista la
posibilidad de recuperar rentas con el fin de aumentar el poder

' — 1

Pseudo estrangulacion

a Infraccion NT
de margenes

de mercado actual, lo que requeriria una posicién excedentaria
en el futuro con tal de beneficiarse de mayores costos marginales
0 una menor caida de estos que la prevista sin escenarios de
inflexibilidad; o alternativamente ganar poder de mercado en

el mercado de los contratos que permitan aumentar los precios
unilateralmente.

De no configurarse esto Ultimo, un escenario de beneficios de
corto plazo para las empresas deficitarias no podria calificarse
como una conducta anticompetitiva. Asimismo, de no constatarse
un desincentivo a la entrada o expansion, o la salida actual o
potencial de competidores del mercado, tampoco se podria
afirmar que la norma técnica tendria efectos anticompetitivos.
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A.8.1: COSTOS ASOCIADOS A ANTIGUO ESQUEMA
DE SUBASTAS DE SSCC DE CONTROL DE
FRECUENCIA

Al momento de realizar sus ofertas, los agentes deben internalizar
los costos directos de provisién de las reservas, asi como también
los costos de oportunidad. Esto Ultimo implica que se debe
estimar el valor del costo marginal con tal de determinar el valor
final de la oferta, el que finalmente dependerd, de igual manera,
de la probabilidad de existencia de sobrecostos, ya que estos no
son remunerados al tratarse de adjudicacién mediante subastas.

Asi, en caso de realizar una oferta eficiente, entendida esta como
una que revela sus verdaderos costos, los agentes internalizaran
las siguientes variables:

+  Costos directos de la unidad i en la hora h en los que se
incurre por desviarse del punto éptimo de operacion: CDFi,h

+  Costos directos de la unidad i en la hora h en los que se
incurre al cambiar el punto de operacién: CD, ,

+  Valor esperado del costo marginal real en la barra de
inyeccién de la unidad i durante la hora h: E(CMgi,h)

+  Costo variable de la unidad: CVi,h

+  Capacidad esperada adjudicada del servicio j: E(MWAdjiJ.,h)

+  Factor de uso esperado en la activacion por hora del servicio
J: E(FAi,/, W

+ Premio por riesgo por el servicio j, el cual podria ser aditivo
o multiplicativo, pero en este caso se considera multiplicativo:
é‘i,j,h

Ahora bien, dado que el tipo de remuneracién depende de si se

trata de servicios de subida o bajada, el proceso de formacién de

precios asociado a la oferta por cada servicio j (Bidi,’.,h) se analiza

por separado.

A.8.1.1 SERVICIOS DE SUBIDA

La remuneracién de los servicios de subida corresponde solo a
disponibilidad, siendo la activacién remunerada como energia
al valor del costo marginal en la barra de inyeccion de la unidad
respectiva (CMgl.'h).

De esta manera, de ser adjudicado, un participante recibira el
valor ofertado a todo evento por la disponibilidad de los recursos,
teniendo un ingreso adicional equivalente al costo marginal en

caso de que se active el servicio.

A este respecto, existen dos escenarios posibles, uno en el cual el
(CMgi,h)zCVi,h por lo tanto se espera que la unidad se encuentre
generando a plena carga (PCI.'h) o carga intermedia en caso de ser
la unidad marginal; y otro en el cual E(CMg,,)<CV,,, en cuyo caso
se esperaria que la unidad generadora sea instruida a generar a
minimo técnico (MTM).

Ambos casos difieren significativamente respecto a la formacion
de precios, ya que en el segundo se deben internalizar los sobre
costos esperados dentro del precio ofertado, mientras que en el
primerio solo se involucra la estimacién del costo de oportunidad.

a. E(CMg,,)=CV,,: Parasimplicidad del andlisis, se asumira que
en esta condicién siempre se estara generando a PCi,h. En
esta situacion, por tanto, de ser adjudicado un oferente, este
pasaria de generar PC,, a generar PC, -MWAd] incon tal de
tener disponible como reserva la cantldad adJud|cada Como
consecuencia de aquello, la empresa estaria renunciando a
un ingreso, en valor esperado, de E(MWAdji,}.'h)*E(CMgi,h),
pero al generar menos, también estaria evitando incurrir en
el costo variable de la unidad, por lo que se enfrentaria a un
“ahorro” equivalente a CVi,h*E(MWAdj,,J.,h). Por lo tanto, el
costo de oportunidad asociado al mercado de la energia, por
unidad adjudicada, que enfrentaria la unidad i corresponderia
a E(CMgi,h)—CVi’h.

En adicion, al dejar de generar en su punto eficiente, el
adjudicatario también enfrentaria un costo directo de
provision igual a CDF, . Asi, el costo esperado (CE,;h)
asociado a la prestauon del servicio de subida, en ausencia de
activacion, vendria dado por:

CE,, ,=E(MWAdj, ,)*(E(CMg,)-CV,,+CDF, ).

Ahora bien, de activarse el servicio, el ganador de la

subasta se enfrenta a beneficios equivalentes a la
remuneracion que percibiria por la inyeccién de energia,
esto es, E(MWAdji_I.’h) *E(FAi,i,h)*(E(CMgi,h)-CVi)h) y
enfrentaria un costo directo por el cambio en el punto de
operacion E(MWAdjW)*E(FAi‘j’h)*CDi,h. Esto implica que
potencialmente podria existir una doble renta asociada a los
costos de oportunidad en el mercado de la energia descritos
previamente y los pagos por activacion. Consecuentemente,
en un mercado competitivo dicha doble renta se disiparia,



resultando en que dichos ingresos terminarian
descontandose del costo de oportunidad. Ergo, el costo
efectivo al que se enfrentaria un agente seria el siguiente:

CE,, ,=E(MWAd), )
*[(E(CMg, ,)-CV,,)*(-E(FA, ,))+CDF, +E(FA, )
"CD,,]

El costo unitario se derivaria de dividir la expresion previa
por la adjudicacién esperada, por lo que, al incorporar la
prima por riesgo, la oferta resultaria como sigue:

Bidl.J.'h:[(E(CMgi,h)-CVi,h) *(1-E(FAU'h))+CDFI.>h+E(FA,,J,h) *CD
i (1+6i,j,h)

Es claro que mientras mayor sea la incertidumbre, y
mayor la prima por riesgo, mayor sera el valor ofertado,
lo cual seria particularmente relevante para las unidades
con mayor probabilidad de ser las marginales. De igual
manera, mientras mayor sea el costo marginal esperado
del sistema, ante un mismo costo variable, mayor debiese
ser la oferta. A su vez, mientras mayor sea el factor de uso
en la activacién, menor debiese ser el precio, ya que el
costo de oportunidad seria efectivo una menor cantidad
de tiempo. En el caso extremo de esperar una activacion
de un 100% de la cantidad adjudicada, el precio a cobrar
corresponderia a cero, no existiendo CDF, ,, al estar
siempre generando PCi,h'

b. E(CMg,, )<CV,,: En este caso, al tratarse de servicios
de subida, no existiria costo de oportunidad asociado a
energia por disponibilidad del servicio, ya que la unidad
se encontraria generando a minimo técnico. Sin embargo,

existiria un costo esperado relacionado con el sobrecosto de
generacién, ya que estos no son remunerados cuando se trata
de subastas, equivaliendo este a MTi,h*ozi,l,,h*(CVi'h-E(CMgi'h))
donde @, es la proporcion de capacidad adjudicada por
disponibilidad del servicio j sobre el total de capacidad
adjudicada en otros servicios®.

Cabe destacar que los costos de CDFi,h solo debiesen ser
internalizados por los agentes en caso de que se espere

que su despacho dependa de la adjudicacion de servicios
complementarios. De lo contrario, el despacho a minimo
técnico dependeria simplemente del mercado de la energia, y
por ende su desviacion del punto 6ptimo de generacion seria
un costo hundido.

En caso de activarse el servicio, a diferencia del caso
desarrollado en el literal que antecede, existiria un sobrecosto
adicional por la cuantia de E(MWAdji,j,h)*E(FAi,j,h)*(CVi,h-
E(CMg,.'h)+CD,.'h).

En este caso, si bien la unidad ya esta operando fuera

del punto éptimo, el solo hecho de cambiar de punto de
operacién generaria costos de wear and tear. Asi, el costo
total esperado para el adjudicatario para servicios de
subida cuando se estima que se operara a minimo técnico
corresponderia a:

CE, ,=(CV,,- E(CMg, ))*(MT, e, + E(MWAj,, )*E(FA,_,))
+ E(MWAdj,,)*E(FA,,)*CD, ,

El costo unitario se deriva de dividir los costos de la expresion
previa por la capacidad adjudicada esperada, internalizando la
oferta la prima por riesgo.

MT,, *e;;,
. _ _ wf *,
Bid, = [(CVM E(CMg,,)) ( EMWAG, ] E(FAi’}.,h)) +E(FA,,,)*CD,,

*(1+5i‘1.’ W

Se observa de la expresién anterior que las ofertas en caso

de estimar que se generard a minimo técnico pueden ser
significativamente elevadas, al tener que distribuir todo el
minimo técnico, o la proporcién correspondiente al servicio en
cuestion, en la capacidad que se espera sera adjudicada®.

“  _ E(MWAdj,
i E(MWAJ]

jesscc ijh

) donde SSCC es el conjunto de todos los servicios complementarios, esto es, CSF+, CSF-, CTF+y CTF-.

85 A modo de ejemplo, si una unidad espera ser adjudicada en un solo servicio por una cuantia de 20MWh y que sea activada por 10MWh, posee un minimo técnico de 150MW, un costo
directo de 2 USD/MWh y espera que el costo variable de la unidad sea 5USD/MWh superior al costo marginal, entonces su oferta minima por disponibilidad corresponderia a 40 USD/MW,

sin internalizar una prima por riesgo.
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A.8.1.2 SERVICIOS DE BAJADA

La remuneracién de los servicios de bajada comprende solo
activacion, y al igual que en el caso de los de bajada, los sobre
costos no se remuneran, por lo que se deben internalizar en la
oferta en la eventualidad de esperar que esto suceda, por lo que
el desarrollo se divide en dos partes, como en la seccién previa.

a. E(CMg,,) = CV,,: En este caso, existirian costos directos
iguales a PCi,h. por la cantidad adjudicada esperada,
en adicién a costos CDi,h' al momento de la activacion.
Consecuentemente, el costo total esperado que enfrentaria
una unidad para la provisién de servicios de subida seria
equivalente a:

CE,, ,=E(MWAdj, ,)*E(FA, . )*(E(CMg,,)-CV, ,+CD, )

Al existir una sola oferta por disponibilidad, entonces la oferta
corresponderia a:

Bidij,h = CDF,, + E(FA, ) *CD,

i),k
Esto es, al ser CDF,, el costo asociado a disponibilidad, no
dependeria de la estimacion de ninguna probabilidad, ya
que se pagaria a todo evento por un monto equivalente a la
cantidad adjudicada. En contraste, como CDi,h estd asociado
a la activacion, y la oferta esta asociada a reserva adjudicada,
dicho costo se debe prorratear por el factor de activacién
esperado.

b. E(CMg,,) < CV,,: En este caso, se parte de la base de que la
unidad se encuentra operando fuera del punto 6ptimoy a
minimo técnico, por lo que CDF, =o0. De esta manera, el tnico
costo directo estaria asociado a la activacion del servicio y
seria equivalente a:

CE,, =E(MWAdj,,,)*E(FA,,,)*CD,,

Como la remuneracién esta asociada a disponibilidad, la
oferta seria igual a:

Bid,,=E(FA,,)*CD,,

Si bien existen diferencias al tratarse de unidades infra o
supra marginales, estas podrian no ser relevantes dada la
magnitud de los costos de desgaste en comparacién con lo
que podia ocurrir con el esquema antiguo, donde podian
existir grandes diferencias en los pagos recibidos, al involucrar
sobrecostos.

A.8.2.2 SERVICIOS DE BAJADA

En el caso de los servicios de bajada también se mantuvo la
remuneracion solo por activacién. Dependiendo de si se trata de
unidades infra o supra marginales, los costos que enfrentarian los
agentes serian los siguientes:

a. E(CMg,,)=CV,,: al tratarse de servicios de bajada, CDF, =0,
ya que en este escenario se asume que se esta generando a
plena carga. Por lo tanto, solo existiria un costo asociado a la
activacion, equivalente a:

CEi,],,h = E(MWAde.J'h) * E(FAi,j,h) * CDi,h
Al remunerar solo activacién

Bidi'].’h= CD,,
b. E(CMg,,) < CV,,: En estasituacion, a pesar de esperar que
la unidad sea instruida a generar MT,, + E (MWAdji‘j’h),
ya se encontraria operando fuera de su punto 6ptimo, por

lo que, al igual que en el literal que antecede, CDF,,,h=o.
Consecuentemente, la oferta seria idéntica.

De lo anterior se desprende que para servicios de subida solo
se debe estimar el factor de activacién, mientras que para los
servicios de bajada solo se necesita determinar el costo de
desgaste respectivo, por lo que la simplicidad de la oferta es
notoria en comparaciéon con el esquema antiguo.

86 Continuando con el mismo ejemplo en este caso la oferta minima corresponderia a 82 USD/MWh, sin internalizar una prima por riesgo.
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A.8.2: COSTOS ASOCIADOS AL ACTUAL ESQUEMA
DE SUBASTAS DE SSCC DE CONTROL DE
FRECUENCIA

Al ofertar solo costos de desgaste, y ser pagados expost tanto
los costos de oportunidad como los sobrecostos y costos

de operacion adicionales, los agentes enfrentan menores
niveles de incertidumbre al momento de realizar sus ofertas y
consecuentemente la complejidad en la formacién de ofertas
disminuye ostensiblemente, lo que, en teoria, debiese tender a
favorecer la participacion.

A.8.2.1 SERVICIOS DE SUBIDA

Aligual que en el esquema antiguo, en el actualmente vigente
solo se remunera disponibilidad por concepto del valor ofertado.
Por lo tanto, el costo podria diferir dependiendo de si se trata de
una unidad infra o supra marginal.

a. E(CMg,,) = CV,,: En este caso, existirian costos directos
iguales a CDF,, por la cantidad adjudicada esperada,
en adicién a costos CDi,h al momento de la activacion.
Consecuentemente, el costo total esperado que enfrentaria
una unidad para la provisién de servicios de subida seria
equivalente a:

CE,, ,=E(MWAdj, ,)*E(FA, . )*(E(CMg,)-CV, ,+CD, )

Al existir una sola oferta por disponibilidad, entonces la oferta
corresponderia a:

Bid,, = CDF,, + E(FA,,) *CD,,

Esto es, al ser CDF,, el costo asociado a disponibilidad, no
dependeria de la estimacion de ninguna probabilidad, ya
que se pagaria a todo evento por un monto equivalente a la
cantidad adjudicada. En contraste, como CDi,h estd asociado
a la activacion, y la oferta esta asociada a reserva adjudicada,
dicho costo se debe prorratear por el factor de activacién
esperado.

E(CMg,,) < CV,,: En este caso, se parte de la base de que la
unidad se encuentra operando fuera del punto 6ptimoy a
minimo técnico, por lo que CDF,=o. De esta manera, el tnico
costo directo estaria asociado a la activacién del servicio y
serfa equivalente a:

CE,, =E(MWAdj,,,)*E(FA, ,,)*CD, ,

Como la remuneracién esta asociada a disponibilidad, la
oferta seriaigual a

Bid,,=E(FA,,)*CD,,

Si bien existen diferencias al tratarse de unidades infra o
supra marginales, estas podrian no ser relevantes dada la
magnitud de los costos de desgaste en comparacién con lo
que podia ocurrir con el esquema antiguo, donde podian
existir grandes diferencias en los pagos recibidos, al involucrar
sobrecostos.



A.8.2.2 SERVICIOS DE BAJADA

En el caso de los servicios de bajada también se mantuvo la

remuneracion solo por activaciéon. Dependiendo de si se trata de
unidades infra o supra marginales, los costos que enfrentarian los
agentes serian los siguientes:

a. E(CMg,,) = CV,,: al tratarse de servicios de bajada, CDF, ,=o,
ya que en este escenario se asume que se esta generando a
plena carga. Por lo tanto, solo existiria un costo asociado a la

activacion, equivalente a:

CE,,,= E(MWAdj,,,) *E(FA, ) *CD,,

Al remunerar solo activacién:

Bid_, = CD,
L)

ih

b. E(CMg,,) < CV,,: En esta situacion, a pesar de esperar que

la unidad sea instruida a generar MT,, + E (MWAdjijh),

ya se encontraria operando fuera de su punto éptimo, por

lo que, al igual que en el literal que antecede, CDF, =o.
Consecuentemente, la oferta seria idéntica.

De lo anterior se desprende que para servicios de subida solo
se debe estimar el factor de activacién, mientras que para los

servicios de bajada solo se necesita determinar el costo de
desgaste respectivo, por lo que la simplicidad de la oferta es
notoria en comparacion con el esquema antiguo.

93



§=

www



