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

mantendran invariables en el tiempo.

Todos los analisis 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 graficos y tablas expuestos en el presente informe fueron elaborados con
informacion del Coordinador. Este documento corresponde a un informe de avance considerando la
mejor informacioén disponible y cuyos resultados pueden variar en el documento anual que desarrolla
la UMC.

Los particulares y/o agentes del sector eléctrico que tengan informacion sobre hechos y/o
antecedentes de indicios de actuaciones que podrian llegar a ser constitutivas de atentados contra
la libre competencia, podran enviar dicha informacién al correo electrénico
confidencialumc@coordinador.cl. Dicha informacién tendra el caracter de confidencial y obligara al
Coordinador a tomar todas las medidas que correspondan a fin de garantizar su confidencialidad y

reserva.

Comentarios u observaciones a este documento, por favor remitirlos al correo electrénico

confidencialumc@coordinador.cl.



Con fecha 20 de julio de 2016 fue publicada la ley N° 20.936, que creo 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 duracién indefinida.

Dentro de las diversas funciones entregadas al Coordinador por la Ley General de
Servicios Eléctricos (‘LGSE” o “la Ley”)?, se encuentra la 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 economica para el conjunto de las instalaciones del sistema eléctrico; vy, (iii)
garantizar el acceso abierto a todos los sistemas de transmision.

Esta labor de monitoreo comenzé a regir el 1 de julio de 2018, a través de una
unidad dedicada especialmente a ese efecto, denominada Unidad de Monitoreo de
la Competencia (“UMC?”). El inciso segundo del articulo 72-10 de la LGSE establece
que, en caso de detectar indicios de actuaciones que pudieran llegar a ser
constitutivas de atentados contra la libre competencia, conforme a las normas del
DL 2113, el Coordinador debera poner los antecedentes en conocimiento de la
Fiscalia Nacional Econdmica (FNE) o de las autoridades que corresponda, para que
dichas instituciones lleven a cabo el proceso de investigacion que estimen
necesario.

Cabe hacer presente que el deber del Coordinador de poner en conocimiento de la
FNE los indicios de actuaciones que pudieran llegar a ser constitutivas de atentados
contra la libre competencia, no obsta a que, en el ejercicio de sus atribuciones y
funciones, esta entidad proponga, a las autoridades competentes, medidas y/o
modificaciones normativas que tiendan a mejorar el funcionamiento y la eficiencia

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

2 Decreto con Fuerza de Ley N° 4/20.018, que fija el texto refundido, coordinado y sistematizado del
Decreto con Fuerza de Ley N° 1, de Mineria, de 1982, Ley General de Servicios Eléctricos.

3 El Decreto con Fuerza de Ley N° 1 del afio 2004, del Ministerio de Economia Fomento y
Reconstruccion, contiene el texto refundido del Decreto Ley N° 211, de 1973, que Fija Normas Para
la Defensa de la Libre Competencia (“DL 2117).



de los mercados analizados y la libre competencia en ellos*. Tales propuestas son
utiles para solucionar fallas de mercado existentes o evitar su materializacion futura,
en cuanto se relacionan con la libre competencia en el sector eléctrico.

Durante el primer semestre del afno en curso, la UMC, junto con realizar sus
actividades permanentes de monitoreo de las condiciones de competencia del
mercado, ha continuado desarrollando actividades de asesoria interna, con miras al
cabal cumplimiento de la normativa de libre competencia en todas las funciones y
actividades que lleva a cabo el Coordinador. Asi, por ejemplo, en colaboracion con
expertos externos, ha efectuado las siguientes actividades:

- Capacitaciéon en Resguardos en Libre Competencia para las areas de
Licitaciones y Compras del Coordinador, junio de 2023.
- Libre Competencia para Directores, abril de 2023.

Asi también, con tal de apoyar la transicidon energética acelerada que esta
enfrentando el pais, la UMC desarrollé las bases de la “[L]icitacion publica
internacional para el disefio de un mercado mayorista en base a ofertas para
energia, servicios complementarios y capacidad para Chile”, proceso que fue
adjudicado a ECCO International, liderada por Alex Papaloxopoulos, junto con
Smuel Oren y Enzo Sauma como parte del equipo integrante. También se continua
con la participacion en foros internacionales, como el EISG de Nevada, la cual ha
dado lugar a discusiones fructiferas sobre temas relevantes para la transicion
energeética, asi como otras jornadas de caracter privado con CAISO, IESO y otros
operadores, para efectos de entender de mejor manera los desafios generales y
asociados a la competencia de un mercado de ofertas, gestion de rampas y
mercados de capacidad, entre otros. A modo de ejemplo, la Unidad de Monitoreo
de CAISO realizé una presentacion sobre su producto denominado rampa flexible a
diversos miembros del CEN e IESO compartié su experiencia de transicion a un
nuevo modelo de mercado, a traveés del “Market Renewal Program”.

En el contexto de sus funciones, la UMC presenta este informe, en el cual, junto con
exponer los principales datos del mercado eléctrico nacional, se abordan en mayor
detalle aspectos relacionados con servicios complementarios, diésel y PMGD
(pequenos medios de generacién distribuida).

4 Articulo 190 del DS 125/2019 que contiene el Reglamento de Operacién y Coordinacion del Sistema
Eléctrico Nacional.



1. DESCRIPCION DEL MERCADO ELECTRICO NACIONAL

A. GENERACION ELECTRICA

Como se muestra en el Grafico 1.A.1, el incremento mas significativo de capacidad
instalada lo evidencid la tecnologia solar, al aumentar ésta 1,2 puntos porcentuales,
de 23,4% al 31 de diciembre de 2022 a 24,6% al 30 de junio de 2023, acortando de
esta forma la brecha con la tecnologia térmica, la cual representd un 39,2% a junio
de 2023, con una baja de 2,1 puntos porcentuales respecto del periodo de
referencia previo. La tecnologia hidrica fue la tercera en relevancia, detras de la
térmica y solar, con un 22,3%, seguida por la edlica y geotérmica con un 13,6% y
0,3% respectivamente.
Grafico 1.A1
Distribucién de capacidad instalada (MW) por tecnologia
31 diciembre 2022 — 30 de junio 2023
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Se observa que la tendencia de aumento de ERV (Energia renovable variable)
continua, al comparar la capacidad instalada al 30 de junio de 2023 con su valor al
31 de diciembre de 2022, solo estando 1 punto porcentual bajo la capacidad
instalada de centrales térmicas, con las centrales solares y edlicas dando cuenta
del 38,2% del total.



Grafico 1.A.2
Distribucién de capacidad térmica instalada (MW) por fuente
Junio 2023
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De la totalidad del parque térmico, como se observa en el grafico 1.A.2, las centrales
a gas son las de mayor participacion, con un 40,8%; mas de 10 puntos porcentuales
sobre el carbdn, que alcanzé un 30,3%. Por su parte, el diésel logré una
participacion de 22,9%, seguido por biomasa y otras fuentes con un 5,3% y 1,5%
respectivamente.

La capacidad instalada del Sistema Eléctrico Nacional alcanzé un total de 33,7 GW
a junio de 2023, con un aumento de cerca de 1,9% en comparacion a diciembre del
afo previo. Al igual que en periodos anteriores, el aumento de capacidad se debid
primordialmente a una mayor penetracion de energia solar y edlica, lo que se refleja
en el Grafico 1.A.3.



Grafico 1.A.3
Capacidad instalada por tecnologia
2022 - 1er semestre 2023
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En cuanto a nuevas centrales, en Anexo C se presenta una lista con las centrales
entregadas a la operacion durante el primer semestre del afio 2023.

En lo referente a generacion mensual, ésta oscilo entre 6.522 GWh y 7.255 GWh a
lo largo del primer semestre del ano, habiendo alcanzado el minimo y maximo en
los meses de febrero y marzo respectivamente, en contraste con valores que se
situaron entre 6.398 GWh y 7.234 GWh en el ano 2022, tal como se muestra en el
grafico 1.A 4.



Grafico 1.A.4
Generacion mensual
2022 — 1er semestre 2023
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En cuanto a la distribucion de la energia inyectada por tecnologia, esta puede llegar
a variar de forma sustantiva a lo largo del afio (ver Grafico 1.A.5).

Grafico 1.A.5
Distribucién generaciéon por tecnologia
2022 -1er semestre 2023
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Las tecnologias que presentan una mayor variacidon en su contribucion a la
generacion total del sistema corresponden a la termoeléctrica e hidroeléctrica. Lo
anterior se debe a que en los periodos donde existe menor disponibilidad del
recurso hidrico, son las centrales térmicas las que cubren dicha disminucién de
generacion. Por su parte, la participacion de la energia solar aumentd
consistentemente respecto de los mismos meses del afio anterior, mostrando el
mayor incremento durante enero, con 5 puntos porcentuales por sobre igual mes
del afo 2022.

En cuanto a las fuentes de generacion termoeléctrica, el gas continu6 siendo la de
mayor participacién, con niveles sustantivamente superiores a lo presenciado
durante el primer semestre de 2022, variando entre 51,8% y 54,3% durante los seis
primeros meses del afio (ver grafico 1.A.6.).

Grafico 1.A.6
Distribucién generacion térmica por fuente
2022 — 1er semestre 2023
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Por su parte, en el Grafico 1.A.7 es posible observar la distribucion de la generacién
hidroeléctrica entre centrales de embalse y pasada. Con excepcién de marzo, todos
los meses del primer semestre registraron un incremento de la proporcién generada
por centrales de embalse respecto del afio 2022.
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Grafico 1.A.7
Distribucién generacién hidroeléctrica por fuente
2022- 1er semestre 2023

2022 2023

149.1
P R P 52.0054.0 l

8.3
61.2)
56.6]640) 62.9)

Porcentaje
10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

49.4]50.9)
44.4] 493457

48.0 46,0
366574 41.7]

33.4]%69)

S S N Y S Y [N Y Y N N [N N N I S S E— —

0

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

I Embalse [ Pasada
| |

B. LICITACIONES DE INFRAESTRUCTURA DE TRANSMISION

El Coordinador Eléctrico Nacional es la entidad responsable de llevar a cabo los
procesos de licitaciones publicas internacionales para las obras nuevas (ON) y
obras de ampliacion (OA) contempladas en los decretos de expansién de la
transmision. Las primeras licitaciones publicas llevadas a cabo por el Coordinador
tuvieron lugar en el afio 2017.

Durante el primer semestre del afio 2023, dos procesos licitatorios fueron
convocados, a saber:

- Obras de Ampliacion Decreto Exento N° 200/2022, cuyo llamado a licitacién
fue el 16 de enero de 2023 y la publicacidn del acta de adjudicacion el 4 de
septiembre de 2023.

- Obras Nuevas Decreto Exento N°257/2022, cuyo llamado a licitacion fue el
27 de marzo de 2023 y la adjudicacion se espera concretar el 3 de noviembre
de 2023.

Ambos procesos abarcan 50 obras, de las cuales 15 corresponden a obras nuevas
y 35 a obras de ampliacién.
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Del analisis de los resultados de los procesos licitatorios realizados por el
Coordinador desde 2017 al primer semestre de 2023, se destaca que las obras
nuevas han registrado la mayor tasa de adjudicacion, con 64 adjudicadas de un total
de 68 obras licitadas. Por otro lado, en el caso de las obras de ampliacion, de las
205 licitadas, 188 han sido adjudicadas. Finalmente, en lo que respecta a las obras
de ampliacién condicionadas (OAC)® de las 30 en concurso, 25 han sido
adjudicadas.

Es importante destacar que las obras no adjudicadas se dividen en dos categorias.
En primer lugar, estan aquellas que quedaron desiertas debido a que las ofertas
superaron el valor maximo establecido o no recibieron propuestas, y que deben ser
sometidas a un nuevo proceso de licitacién. En segundo lugar, se encuentran las
obras desiertas que no fueron relicitadas, ya que, debido a su caracter urgente,
fueron ejecutadas por los propietarios en conformidad con lo estipulado en el
articulo 102 de la Ley o fueron excluidas debido a modificaciones en el respectivo
decreto que establece los proyectos de expansion

A continuacion, se presenta un resumen del estado de las obras de transmision que
han sido objeto de licitacion por parte del Coordinador desde el afio 2017 hasta junio
de 2023.

El Grafico 1.B.1 proporciona una visidon general del resultado de los procesos
licitatorios concluidos en ese periodo, ofreciendo una perspectiva detallada de la
evolucion de estos proyectos.

Grafico 1.B.1
Resumen del estado de las obras de procesos licitatorios concluidos hasta
junio de 2023.
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5 Se entiende por obras de ampliacién condicionadas aquellas obras de ampliacién que dependen
de otra obra para su licitacion.
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En conformidad con lo establecido en el Articulo 146 del Decreto 37/2021, que rige
el Reglamento de los Sistemas de Transmision y de la Planificacién de la
Transmisién, en caso de que una obra quede desierta en una primera licitacion, el
Coordinador debe realizar una nueva licitacion. Sin embargo, si esta segunda
licitacion también termina sin adjudicacion, la responsabilidad de decidir sobre la
necesidad de una nueva licitacion recae en la Comision Nacional de Energia.

A continuacién, se presenta un resumen que incluye el numero de obras que han
participado en multiples procesos licitatorios y la cantidad de obras adjudicadas en
cada uno de estos procesos, clasificadas segun su tipo.

Tabla 1.B.1
Obras con participacion en mas de un proceso licitatorio

Tipo de Obra |N° procesos | Total obras | Adjudicadas

OA 2 34 17
OA 3 20 16
OA 4 1 -
OAC 2 7 3
ON 2 7 3

Es importante destacar que existen obras, nuevas o de ampliacion, que, no
obstante estar incluidas en un decreto de expansion de la transmision, no cumplen
aun con las condiciones necesarias para su inclusion en un proceso de licitacion.
Esto puede deberse a diversas razones, como la falta de finalizacion de su estudio
de franja o su dependencia de la adjudicacidon o ejecucion de otras obras
relacionadas desde el punto de vista constructivo. A continuacion, se presenta un
resumen de las obras que aun no han sido objeto de licitacion:

Tabla 1.B.2
Obras no licitadas por tipo
Estado Obras OA ON OAC
No Licitadas por Estudio de Franja - 4 -
No Licitadas por Art.126 8 3 4

Si bien las obras de ampliacién licitadas tienen una proporcion de adjudicaciéon
superior al 90%, no siempre su ejecucion es exitosa. En la actualidad, ciertas obras
que fueron adjudicadas e iniciaron su construccion se encuentran detenidas por
diversos problemas. El articulo 157 del Decreto 37/2021 establece que, en caso de
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que el adjudicatario de una obra de ampliacion incumpla las obligaciones
establecidas en las bases de licitacibn o las contenidas en el decreto de
adjudicacion, el Coordinador puede disponer la realizacién de un nuevo proceso de
licitacion para la parte de la obra que se encuentre inconclusa. La Tabla 1.B.3
siguiente muestra un resumen con referencia al decreto respectivo, del nimero de
obras de ampliacidn que se encuentran con solicitud de aplicacion del articulo 157.

Tabla 1.B.3
Resumen obras con solicitud de aplicacion de Art. 157
(a junio de 2023)

Decreto | Propietario Adjudicatario Total obras
198 CGET Andes del Sur 6
198 CGET Cobra 6
198 CGET Semi Chile SpA 2
198 Chilquinta Andes del Sur 1
198 Engie Cobra 3
198 Soc.Trans. Metropolitana Il | Cobra 4
198 Transemel Cobra 2
293 Alfa Transmisora Inprolec 1
293 CGET Inprolec 2
293 Chilquinta Semi Chile SpA 2
293 Chilquinta Tecnet 1
293 Litoral Transmision Semi Chile SpA 1
293 Soc.Trans. Metropolitana I | Cobra 2
293 Transelec Inprolec 3
418 CGET Quanta Services Chile SpA 1
418 Chilquinta Tecnet 3
418 Engie GE-Isotron 1
418 STM GE-Isotron 1

Para las obras de ampliacién, que se encuentran con incumplimientos de parte del
adjudicatario, el Coordinador debe emitir un informe que indique el estado de
avance fisico y financiero de la obra y sus condiciones de continuidad, y que
contenga todos los antecedentes para una nueva licitacion de la obra. El
Coordinador ha emitido el informe mencionado respecto de 21 de las obras
indicadas en la tabla anterior, encontrandose pendiente la emisién del informe
respecto de las obras restantes®.

6 Recientemente, a la fecha de elaboracion del presente informe, el Coordinador publicé las bases
del proceso de relicitacion de obras de ampliacion en el marco de la aplicacion del Articulo N°157
del Reglamento de los Sistemas de Transmision y de la Planificacion de la Transmisién. Dicho
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El menor porcentaje de adjudicacion de las obras de ampliacion y la gran cantidad
de obras adjudicadas detenidas por incumplimiento de las obligaciones de parte del
adjudicatario, ratifican la necesidad de modificar el modelo actual de licitaciones, en
el cual el Coordinador realiza las licitaciones de las obras de ampliacién y el
propietario de la obra a ampliar no es directamente responsable por el proceso. Esta
estructura genera diversos conflictos que se traducen en el menor éxito en la
ejecucion de las obras.

Se insiste, por lo tanto, en una propuesta de un cambio normativo que establezca
que las empresas transmisoras propietarias de las instalaciones sujetas a
ampliacion sean las responsables de licitar y elaborar las bases de licitacion de las
obras de ampliacién contenidas en los decretos de expansiéon de la transmision.
Esta propuesta no afectaria la supervisidén al proceso licitatorio que realizaria el
Coordinador.

proceso considera la relicitacidon de 5 obras, por un valor de inversion referencial que asciende a los
US$ 10 millones.
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2. ANALISIS DEL MERCADO DE SSCC DE CONTROL DE
FRECUENCIA

A. ANTECEDENTES GENERALES

En la actualidad, los servicios complementarios de control primario de frecuencia
(“CPF”) por sobrefrecuencia, secundario (“CSF") de subida y bajada y terciario
(“CTF”) de sub y sobrefrecuencia se materializan a través de subastas, debiendo
ofertar los agentes participantes sus costos directos de prestacion, tales como
costos de desgaste, mantenimiento, habilitacion y/o implementacion, entre otros.
Los costos de oportunidad, sobrecostos y costos de combustible adicional son
calculados ex post y no deben ser ofertados. Asimismo, cumpliendo con el Articulo
35° y 18° del Reglamento de SSCC, energia y reservas son co-optimizados para
determinar la adjudicacion de los respectivos SSCC, considerando como recursos
disponibles todas las unidades generadoras habilitadas para prestar los servicios
en cuestion, segun lo establecido en la version vigente de las bases administrativas
de subastas de SSCC de control de frecuencia’.

La evolucién de las reglas de las subastas de SSCC de control de frecuencia (“CF”)
se resume en el siguiente esquema, desde su introduccion en enero de 2020, hasta
la ultima modificacion de las bases administrativas el 7 de julio de 2021.

7 La ultima modificacion fue realizada el 7 de julio de 2021, la cual actualizé la definicién de proceso
parcial o totalmente desierto en los siguientes términos: “Se declarara una subasta como total o
parcialmente desierta, si como resultado de la cooptimizacién de energia y reservas, acorde a los
criterios descritos previamente, la adjudicacion resultante en un bloque horario especifico considera
en su totalidad o parcialmente configuraciones operativas que no hayan presentado una oferta valida
0 no hayan presentado oferta.”. Con ello, el proceso de co-optimizacion de energia y reservas dejo
de ser iterativo o secuencial, considerando todo el parque disponible para la prestacion de SSCC de
control de frecuencia.
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Primer conjunto de reglas

(ene. 2020 — sep. 2020)

o Pay as Bid

o Se ofertan todos los costos:
= Costos de oportunidad,

sobrecostos, costos de desgaste,
etc.

o No existen retribuciones basadas
en la operacion real, solo se
remunera lo ofertado.

o Proceso iterativo:
= Ofertas>Requerimiento:

» co-optimizacién solo con
recursos ofertados.
= Ofertas<Requerimiento:
» co-optimizacién con todos los
recursos disponibles.

o Valores maximos (Vmax) basados
en variables duales de
restricciones en co-optimizacion.

o En procesos parcial o totalmente
desierto: Remuneracion igual a
Vmax para quienes no ofertaron

- J

Segundo conjunto de reglas

(dic. 2020- jul. 2021)

o Pay as Bid

o Se ofertan costos directos,
tales como costos de desgaste,
mantenimiento, habilitacion y/o
implementacion, etc.

o Se remunera lo ofertado y los
costos de oportunidad o
sobrecostos producidos en la
operacion real.

o Proceso iterativo:
= Ofertas>Requerimiento:

» co-optimizacién solo con
recursos ofertados.
= Ofertas<Requerimiento:
» co-optimizacién con todos
los recursos disponibles.

o Valores maximos (Vmax)
basados en resolucion CNE.

o Mitigacion ex-ante a partir del
RSI3

o En proceso parcial o totalmente
desierto: No se remuneran
costos directos a quienes no
presentaron ofertas. Si se
remuneran costos de
oportunidad y sobrecostos
producidos en la operacién real.

Conjunto actual de reglas

(jul. 2021-presente)

oPay as Bid

o Se ofertan costos directos, tales
como costos de desgaste,
mantenimiento, habilitacion y/o
implementacion, etc.

o Se remunera lo ofertado y los
costos de oportunidad o
sobrecostos producidos en la
operacion real.

o Se co-optimiza energia y
reservas con todos los recursos
disponibles en una sola ocasion.
No existe proceso iterativo.

« Valores maximos (Vmax)
basados en resolucion CNE.

« Mitigacion ex-ante a partir del
RSI3

« En proceso parcial o totalmente
desierto: No se remuneran
costos directos a quienes no
presentaron ofertas. Si se
remuneran costos de oportunidad
y sobrecostos producidos en la
operacion real.

NS J

Con el conjunto actual de reglas de subastas, vigente desde el 7 de julio de 2021,
se eliminod el riesgo innecesario que debian internalizar los participantes en sus
ofertas, al no ser necesario estimar los costos marginales y aproximar los
sobrecostos y costos de oportunidad que enfrentarian. Mas aun, tal como puede
constatarse en el Anexo B, asumiendo que el factor de desempefio es 1, lo cual
depende exclusivamente de la empresa generadora, con el actual esquema de
subastas no existiria riesgo alguno para centrales que usualmente son
inframarginales y ofertan para servicios de bajada, como centrales ERV, ya que el
costo de desgaste solo se incurre en caso de ser activados. Asimismo, para
servicios de subida, el unico factor de incertidumbre estaria asociado a la estimacion
de veces que se activaria el servicio, al ofertarse disponibilidad, siendo esto
relevante solo si el numero de activaciones afectara de forma significativa el costo
de desgaste.

Finalmente, cabe destacar que con el esquema actual no pueden existir “despachos
forzados” de unidades por el solo hecho de haber presentado una oferta. Esto, por
cuanto se consideran todas las unidades disponibles, hayan ofertado o no, para la
co-optimizacion. De esta manera, si una unidad que no oferta no es despachada
por energia ni servicios complementarios, quiere decir que su despacho seria
ineficiente para el sistema, y ello no cambiaria por el solo hecho de presentar una
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oferta, ya que todas las alternativas para proveer energia en conjunto con reservas
estan disponibles, y la combinacibn mas econdmica para el sistema sera
seleccionada. Por tanto, para que una unidad de tales caracteristicas sea
despachada y adjudicada, deberia cumplirse que el costo de desgaste ofertado sea
menor al ofertado por la competencia, o al valor de referencia asignado a las
unidades que no ofertaron, y que los sobrecostos y costos de oportunidad que se
produzcan sean mas que compensados por el ahorro en costos de desgaste.

Consecuentemente, teniendo en consideracién que los costos de transaccién para
participar en las subastas son practicamente nulos, solo deben registrarse en la
plataforma respectiva y enviar las ofertas cumpliendo con los plazos respectivos, al
menos las unidades actualmente habilitadas para la prestacion de los SSCC y
consideradas como disponibles en la programacion de la operacion, tienen
incentivos a ofertar para asegurar la remuneracién de costos de desgaste, la cual
no recibirian de no ofertar y ser adjudicados, como ya fuese mencionado con
antelacion.

Ahora bien, en lo que respecta a centrales que actualmente no se encuentran
habilitadas para la prestacion de SSCC de CF, como las centrales ERV para los
servicios de CPF y CSF, tanto de subida como bajada, se deben ponderar los
diferentes incentivos que hay en juego, los cuales son descritos, a grandes rasgos,
en la siguiente subseccion.

B. INCENTIVOS ASOCIADOS A LA PARTICIPACION EN EL
MERCADO DE SSCC.

Una materia relevante en relacion con el mercado de SSCC de CF es la que se
refiere a la creacion de incentivos adecuados para promover la participacion de los
agentes y fomentar la competencia.

Luego de las reformas realizadas en el disefio original de las subastas de servicios
de control de frecuencia, las unidades generadoras habilitadas para su prestacion,
y que se incluyen en la co-optimizacién del programa diario, tienen claros incentivos
para participar en estas subastas, ya que las unidades adjudicadas solo seran
remuneradas por concepto de costo de desgaste en caso de que hubieren
presentado una oferta valida, mas no si fueren adjudicadas por instruccion directa.

Sin embargo, el analisis anterior no se aplica directamente a las nuevas unidades
que deseen ingresar al mercado de SSCC. En este caso, quienes quieran participar
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deben considerar factores como el costo de inversion para la prestacion del servicio,
la probabilidad de adjudicacion, los ingresos que recibiran por los SSCC, el efecto
en los costos globales de su participacién en el mercado y la posibilidad de trasladar
costos laterales directamente a los clientes, entre otros.

En términos generales, los generadores reciben ingresos por energia, potencia y
SSCC, pero también enfrentan costos asociados a la inversion y la entrega de
energia a sus clientes, entre otros gastos. Algunos generadores pueden trasladar
todos los costos asociados a "pagos laterales" directamente a sus clientes, lo que
significa que no tienen un incentivo directo claro para prestar los SSCC de manera
eficiente, ya que son los clientes finales quienes asumen todo el costo de los SSCC
y la generacion fuera del mérito.

Por otro lado, existen generadores que no pueden trasladar los costos a terceros,
ya sea porque sus contratos no lo permiten, como en el caso de los contratos de
suministro a clientes regulados, o porque operan en el mercado spot y estan
expuestos al 100% a las condiciones del mercado spot. A diferencia de los primeros,
estos ultimos si tendrian incentivos para participar del mercado de SSCC de
estimarlo conveniente®, y con ello disminuir los costos que enfrentan.

Para ilustrar lo anterior, los ingresos y costos relacionados con SSCC de CF que
enfrentan los generadores se pueden expresar de forma simplificada como sigue:

T, = (Z(Ofi + PagosSSCCJ) (1—-ap)

ieG

- Z(CDi + CostosSSCCy) + ag Z (0f; + PagosSSCC;)

i€G jEGT—G

Donde,

G,GT: empresa G, y todas las empresas del sistema GT, incluyendo G;

Of;: es la oferta adjudicada de la unidad i;

PagosSSCC;: son los pagos recibidos por la unidad por concepto de costos de
oportunidad, sobrecosto y combustible adicional;

CD;: es el verdadero costo de desgaste,

CostosSSCC;: costos de oportunidad, sobrecosto y combustible adicional (es igual al
término PagosSSCC;)

ag: es la proporcion de retiros de la empresa G.

8 Actualmente se esta llevando a cabo un estudio sobre la evaluacion de la participacion de la
demanda en SSCC de CF, delineando los incentivos que existirian en teoria, y si estos pudieran
materializarse en la préactica teniendo en cuenta los mecanismos de adjudicacion actuales.
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Simplificando la expresion anterior, se tiene:

g = Z(Ofi —CD)) —ag (Z Ofy + PagosSSCCk)>

ieG kEGT

Esto es, para una empresa generadora que no posee contratos (a; = 0), la
expresion de ingresos se reduciria a m; = Y.;,c(0f; — CD;). Porlo tanto, no existirian
incentivos a ser eficiente en la prestacion de SSCC, ya que nunca asumiran
directamente todos los costos de su prestacion. Lo mismo sucede con empresas
que, a pesar de poseer retiros, poseen clausulas de traspaso de pagos laterales.
En la practica, ello actua anulando el valor de a; en la ecuacion de ingresos.

Por el contrario, de poseer contratos sin clausulas de traspaso, los generadores
efectivamente se harian cargo, en proporcion a sus retiros, de los propios costos,
asi como también de los costos del resto del sistema, teniendo incentivos, por tanto,
de disminuir su valor. En este caso, no se trataria de un incentivo directo reflejado
en un pago, sino que, en una disminucion de costos, lo que, evidentemente, es
equivalente a poseer un ingreso de la misma cuantia, y finalmente es equivalente a
un flujo positivo en términos financieros.

Debido a la inexistencia de flujos directos de ingresos que puedan ser capturados
por los participantes, diferente de los costos de desgaste ofertados, diversos
agentes del mercado han propuesto realizar modificaciones de corto plazo al
esquema actual de SSCC, con tal de poder asegurar un flujo de ingresos a quienes
invierten en nuevas tecnologias, como baterias, y asi viabilizar financieramente los
proyectos. Las propuestas van desde pasar de un esquema Pay as Bid a uno de
precio uniforme, también conocido como Pay as Clear; a implementar contratos de
largo plazo, ya sea contratos “tradicionales” o contratos por diferencias (CfD), y asi
permitir un flujo estable de ingresos en el largo plazo, lo que se haria cargo de la
imposibilidad de poder capturar directamente rentas asociadas a la disminucion de
sobrecostos y costos de oportunidad que enfrenta el sistema.

Esto ultimo, sin embargo, no tiene en consideracion las ineficiencias a las que darian
origen estas propuestas en la asignacién de recursos de corto plazo, al omitir los

incentivos existentes en el mercado.

Asi, por ejemplo, si con el actual sistema de costos auditados se transitara de un
esquema de remuneracion Pay as Bid a uno Pay as Clear, se estaria facilitando la
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manipulacion del mercado de la energia a través de SSCC. Esto, por cuanto existiria
la posibilidad de que generadores ofertaran cero como costo de desgaste y que el
proceso de co-optimizacion privilegie el despacho de dicha unidad debido al nulo
costo de desgaste en comparacién con sus competidores, el cual podria compensar
otros sobrecostos y costos de oportunidad, pero en la practica, dicho ahorro no se
materializaria, ya que no se le remuneraria 0, sino que el precio ofertado por la
unidad mas cara. Esto difiere de lo que existe en la actualidad, ya que si alguien
oferta cero, recibira como remuneracion lo ofertado, y por ende el despacho
resultante reflejara en la practica el ahorro de los costos de desgaste que internalizé
la programacion diaria.

En consecuencia, este tipo de medida tendria un efecto en la asignacion eficiente
de recursos, pudiendo no resultar en la operacidn mas econdmica del sistema, y
facilitando la manipulacion del mercado de la energia a través de las ofertas de
SSCC.

En cuanto a los contratos de largo plazo, las observaciones realizadas previamente
sobre la inexistencia de incentivos para la prestacion eficiente de SSCC siguen
siendo validas mientras exista la posibilidad de traspasar directamente los costos
de su prestacién a los clientes. En efecto, si las licitaciones de largo plazo se
basaran en ofertas que incluyeran componentes de costos de oportunidad vy
sobrecostos, como en el esquema antiguo de subastas de SSCC de CF, en vez de
solo observar m; = Y.;c(0f; — CD;) quienes no poseen contratos o tienen clausulas
de passthrough, enfrentarian ; = E(};cc(0f; — CD; — CostosSSCC,)).

En caso de un agente neutral al riesgo, y asumiendo que en promedio los errores
de prondsticos convergen a cero, el resultado en el largo plazo seria equivalente a
la existencia de pagos laterales para los componentes de sobrecostos, costos de
oportunidad y combustible adicional. Sin embargo, un agente averso al riesgo
valorara los peores casos, que serian derivados de la diferencia entre costos
estimados y efectivos que dan origen a Costossscc;, y evaluaria su oferta acorde,
derivando ello en un mayor valor ofertado con tal de compensar la ocurrencia de los
peores escenarios®.

° En general, los agentes maximizan el valor esperado de sus utilidades, lo que se puede representar,
a modo de ejemplo, como max(1— p)EX) + up(X),u € (0,1), donde u es el parametro de
ponderacion de riesgo y p(X) es la medida de riesgo, que usualmente se modela como CVaR
(Conditional Value at Risk). En este caso, un agente neutral al riesgo seria equivalente a u = 0,
donde la medida de riesgo no seria tomada en consideracion y la decisién se basaria solo en el
retorno esperado, mientras que uno completamente averso al riesgo estaria representado por u = 1,
indicando que solo la medida de riesgo tiene relevancia.
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Por supuesto, este escenario siempre sera peor, en términos de precios
observados, que eliminar el riesgo y realizar los pagos asociados a CostosSSCC;
basado en la operacién real y retribuir los costos en los que efectivamente se
incurrié para la prestacion de los servicios, que es efectivamente lo que se realiza
en otros mercados, pagando el costo de oportunidad observado segun las ofertas
recibidas'®. Ello, debido a que existen agentes aversos al riesgo, y los errores de
prondsticos de cada agente podrian no converger a cero en el largo plazo.

Como se trataria de contratos de largo plazo, el nivel de incertidumbre es
evidentemente superior. Mientras mayor es el periodo de estimacién, mayor es la
incertidumbre y el error de prondstico. Por lo tanto, esto podria dar origen incluso a
distorsiones mayores a las observadas en el disefio original de subastas
implementado el afio 2020.

Mas aun, los contratos de largo plazo forzarian el despacho de centrales
incumbentes que fueran adjudicadas, pudiendo resultar en una asignacion
ineficiente de recursos en el mercado de la energia con repercusiones en su
estructura competitiva, sin posibilidad de contrarrestar dichos efectos por parte del
resto de los agentes del mercado.

Ahora bien, si las licitaciones de largo plazo solo se trataran de costos directos,
como los de desgaste, si bien la distorsion gatillada por la incertidumbre asociada a
la estimacion de los costos marginales desapareceria, el ultimo escenario descrito
no cambiaria, ya que también derivaria en el despacho forzado de centrales. En
este caso la posibilidad de manipular el mercado de energia a través de SSCC seria
incluso mayor, ya que centrales que no son despachadas normalmente podrian ser
forzadas en su despacho para cumplir con el contrato de largo plazo, sin necesidad
de competir por los sobrecostos y costos de oportunidad esperados en el proceso
de licitacion.

De esta forma, cuando se trata de servicios para los cuales existe capacidad
disponible en el sistema, los contratos de largo plazo para prestacion de SSCC
podrian distorsionar el equilibrio competitivo del mercado, ya sea que estos incluyan
costos de oportunidad y sobrecostos en las ofertas o no, al ser forzado el despacho
de las unidades. En caso de no forzar su despacho, entonces se trataria de una
solucion ineficiente, ya que implicaria tener que pagar sobrecostos, costos de
oportunidad, costos de desgaste, etc. a las unidades que efectivamente estan
prestando el servicio y a las que fueran adjudicadas en la licitacion de largo plazo.

10 Una vez mas, los componentes de las ofertas en el esquema antiguo en comparaciéon con el
esquema nuevo son presentados en el Anexo Ay B.
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Incluso si se consideraran contratos por diferencia (CfD), las ineficiencias sefialadas
no desaparecerian. En caso de que no sea obligatorio pagar lo ofertado en la
licitacién de largo plazo, entonces se perderia su propdsito.

Cabe destacar que, usualmente, los contratos a largo plazo son utilizados para
garantizar la suficiencia de un recurso a través de la provision de flujos de ingresos
estables en el tiempo. Por ello existen contratos de largo plazo de suministro de
energia que permiten financiar nuevos proyectos, entre clientes libres y
generadores y también entre generadores y empresas de distribucion a través de
licitaciones de suministro. También existe experiencia de CfD en el Reino Unido de
contratos de suministro de largo plazo para asegurar un flujo estable de ingresos a
centrales renovables, pero no en SSCC de reserva para la adjudicacion de recursos
ya existentes. En adicién, cada recurso de generacion recibe pago por potencia, lo
cual también afecta los incentivos de inversion.

Por la misma razon, pretender incentivar la inversion en nuevas tecnologias a través
de SSCC utilizando estos mecanismos, con el riesgo de distorsionar el equilibrio del
mercado de energia, es una medida no recomendable de adoptar. Es preferible para
esto considerar incentivos generales asociados a aportes de atributos al sistema,
sin “seleccionar un ganador” a través de licitaciones por tecnologias especificas, ya
sea mediante requisitos técnicos a cada unidad generadora asociados a dichos
atributos especificos, y que el mercado decida por si mismo como satisface dichos
requisitos; a través de pagos por potencia que estén asociados a dichos atributos;
licitaciones de suministro de clientes regulados asociadas a atributos, etc. Un efecto
de esto es que el sistema contaria con mayores recursos para la prestacion de
SSCC de CF sin distorsionar el equilibrio de corto plazo.

Diferente es el caso cuando se identifica que el sistema puede enfrentar escasez
de recursos. En dicha situacion se deben realizar licitaciones de largo plazo por
infraestructura nueva para garantizar la operacién segura del sistema. En efecto, el
Coordinador realiza subastas cuando el requerimiento es de cortisimo plazo y
licitaciones de largo plazo por nueva infraestructura cuando se proyecta que no
existiran recursos suficientes para la provision del servicio.

Finalmente, de querer incorporar contratos financieros, estos no deberian involucrar
al operador del sistema ni afectar el resultado de la co-optimizacion. Estos deberian
ser llevados a cabo entre los diferentes agentes del mercado, tal como son
materializados los contratos de provision de energia. Medidas para facilitar dichas
transacciones, como la creacion de una plataforma, o regularizar la creacién de
productos financieros asociados al mercado eléctrico podria ser una opcion.
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Por otra parte, una via alternativa para aumentar los recursos disponibles y la
eficiencia en la prestacion de SSCC de CF, es la participacion de los agentes que
se hacen cargo directamente de sus costos, esto es, la demanda. De existir rentas
suficientes reflejadas en los sobrecostos y costos de oportunidad que observa el
programa diario al momento de su adjudicacién, todos los agentes de la demanda,
para los cuales los pagos laterales son significativos, tendrian incentivos a
participar. Esto, a su vez, entregaria nuevas vias a los generadores para rentabilizar
sus inversiones en almacenamiento, pero en un contexto de incentivos alineados
para la reduccion efectiva de pagos laterales, mas que solo para la apropiacion de
rentas, sin ganancias de eficiencia de por medio. Con la participacion de la
demanda, también se conseguiria fomentar una mezcla de propiedad en medios de
almacenamiento, lo cual podria ser beneficioso desde un punto de vista de bienestar
social, debido a los diferentes incentivos para consumidores y generadores detras
de la inversion en este tipo de tecnologia'-'2.

En definitiva, son los agentes quienes deben internalizar sus propios niveles de
aversion al riesgo, y con ello determinar si es conveniente o no invertir para disminuir
los costos que enfrentan, mas no el Coordinador, quien no puede internalizar dentro
de sus decisiones de operacion del sistema los niveles de aversion al riesgo de cada
agente por separado.

Con el fin de determinar los incentivos asociados a la participacion de la demanda,
se esta realizando un estudio que estima las rentas que estarian implicitas en el unit
commitment para ver si estas serian suficientes para incentivar la participacion de
la demanda, y si esta finalmente podria desplazar algunos recursos de generacion
a través de la prestacion de estos servicios.

En la siguiente subseccion, se presenta la evolucién de las adjudicaciones y ofertas
de los SSCC de CF desde el afo 2022 hasta el primer semestre de 2023.

" A modo de ejemplo, ver Sioshansi, R. (2010). Welfare Impacts of Electricity Storage and the
Implications of Ownership Structure. The Energy Journal, 31(2), 173-198.

12 | a participacion de la demanda no solo puede verse materializada a través de la disminucién de
carga propiamente tal, sino que también a través de la disminucién de carga observada por el
sistema, supliendo la generacién con medios propios, ya sea almacenamiento o cualquier otra
tecnologia.
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C. EVOLUCION SSCC CF 2022- PRIMER SEMESTRE 2023

En los graficos siguientes, se presenta la proporcion de MW adjudicados por
instruccion directa y ofertas, para los distintos servicios.

Gréfico 2.C.1
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Gréfico 2.C.2
Proporcion adjudicaciones por subastas e instruccién directa CSF+
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Gréfico 2.C.3
Proporcion adjudicaciones por subastas e instruccion directa CSF-
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Gréfico 2.C.4
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Gréfico 2.C.5
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Como se observa, la mayor parte de las adjudicaciones han sido por instruccion
directa para el servicio de CPF- durante todo el periodo considerado, aunque
destaca el hecho de que durante ningun mes del primer semestre el servicio fue
100% adjudicado por Instruccion Directa (“ID”). En cuanto al CSF, la proporcion de
adjudicaciones por ofertas aumenté respecto del afio 2022, oscilando entre un 20%
y 50% para el servicio de subida y bajada, respectivamente. Destaca el caso de
ambos servicios de CTF, que presentaron una tendencia marcadamente creciente
de la proporcion adjudicada por ofertas, logrando incluso mas del 60% durante el
primer semestre de 2023.

Cabe hacer notar que la circunstancia de que algunos servicios hayan sido
adjudicados mayoritariamente por ID, como el de CPF-, no es una muestra de falta
de competitividad potencial en el mercado, ya que esta se ve reflejada en la
habilidad de un agente particular para alterar el precio de equilibrio, y el resultado
de un proceso declarado desierto o parcialmente desierto converge al de instruccion
directa al considerar la co-optimizacion la totalidad del parque habilitado para la
prestacion de SSCC, independiente de si presentaron ofertas o no. Asimismo,
existen medidas de mitigacion que limitan los potenciales abusos que podrian
ocurrir en las ofertas de costos de desgaste.

En cualquier caso, la habilitacion de nuevos recursos, como la demanda, para la
prestacion de CPF, CSF y CTF podria tener un impacto en reducir los pagos
laterales observados.

En cuanto a las adjudicaciones por tecnologia, se muestra en los siguientes graficos
que en su mayoria han correspondido a unidades térmicas e hidraulicas, habiendo
casos esporadicos en los cuales centrales ERV han sido adjudicadas en los
servicios de control secundario bajada. La mayor proporcion de adjudicaciones a
centrales ERV se ha dado en el control terciario de frecuencia de bajada.

Como se aprecia, las centrales a gas e hidro representan la mayor cuantia de

adjudicaciones para todos los servicios, existiendo incluso adjudicaciones
significativas a centrales diésel en el caso de CTF+.
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Gréfico 2.C.6
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Gréfico 2.C.8
Proporcion adjudicaciones por tecnologia CSF+
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Gréfico 2.C.9
Proporcién adjudicaciones por tecnologia CSF-
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Grafico 2.C.10
Proporcion adjudicaciones por tecnologia CTF+

2022 2023
S o]
5%
L @
c
9 e
£ ]
53
S 99
o
Q]
<
S <
2 <
7]
[
2
Q
O -
o
o
12 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 12 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Mes Mes

BN c-on N G- [ oo
B =RV I Disse! Otros

29



Grafico 2.C.11
Proporcion adjudicaciones por tecnologia CTF-
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En cuanto a precios ofertados y adjudicados, la distribucién general para todos los
servicios se puede apreciar en el siguiente grafico. Como se observa, existié una
disminucion de valores extremos durante el afio 2023, aunque aumentd la
concentracion entre 2 y 5 USD/MW o USD/MWh. Dicho cambio se vio
primordialmente motivado por el comportamiento de las ofertas de unidades
térmicas.

Grafico 2.C.12
Curva duracién ofertas adjudicadas 2022-1er semestre 2023

2 3 4 5 6 7 8 9 10
T S S T S S

Precio ofertado y adjudicado

1

10 20 3b 4‘0 5‘0 Gb 7b 8b 9‘0 160
Porcentaje

2022

30



Grafico 2.C.13
Curva de duracion ofertas adjudicadas por tecnologia térmica y no térmica
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Cabe destacar que existe un numero reducido de centrales térmicas que ofertaron
menos de 1 USD y fueron adjudicadas, estando dentro de ellas IE Mejillones,
Candelaria, Campiche, Hornitos, Nehuenco y San lIsidro, pero su despacho no
puede ser atribuido exclusivamente a su oferta por valores reducidos de SSCC, ya
que los sobrecostos asociados a estas centrales se han producido tanto en horas
en las cuales han sido adjudicadas SSCC, asi como en horas en las cuales no se
les adjudicé ningun SSCC materializado a través de subastas. En adicion, el servicio
de CPF+, el cual en la actualidad no es subastado, también ha sido adjudicado a
dichas unidades generadoras.

En general, la mayoria de las ofertas adjudicadas correspondio6 a centrales térmicas,
con excepcion de algunos meses en que centrales hidraulicas fueron mayormente
las adjudicadas. CTF- sigue siendo el unico servicio para el cual se han adjudicado
ofertas de centrales ERV, aunque la proporcién bajé durante el primer semestre de
2023. A este respecto, cabe destacar que el numero de unidades ERV consideradas
para la prestacion de CTF- aumentd solo en una desde enero de 2022 a junio de
2023, con la incorporacion de la central Malgarida. Asimismo, la central Luz del
Norte se consideré como disponible para CSF+ y CSF- durante enero de 2022, pero
luego de dicho mes dejo de ser tenida en cuenta dentro del parque disponible para
los citados servicios, debido a limitaciones declaradas por la propia central.

A este respecto, menester resulta implementar un proceso acelerado de verificacion
de centrales ERV con tal de hacer expedita su incorporacién al conjunto de centrales
habilitadas para la prestacion de SSCC, y con ello contribuir a la disminucion de
pagos laterales que ha evidenciado el sistema. Las generadoras que poseen
centrales ERV deben tener en consideracion, ademas, que de ser adjudicadas para
la prestacion de SSCC, en un escenario de recortes de energia variable se
respetaria la adjudicacién de dichos servicios, lo que seria un aliciente adicional
para su habilitacion.
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Grafico 2.C.14
Proporcion ofertas adjudicadas por tecnologia CPF-
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Grafico 2.C.15
Proporcién ofertas adjudicadas por tecnologia CSF+
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Grafico 2.C.16
Proporcion ofertas adjudicadas por tecnologia CSF-
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Grafico 2.C.17
Proporcion ofertas adjudicadas por tecnologia CTF+
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Grafico 2.C.18
Proporcion ofertas adjudicadas por tecnologia CTF-
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En cuanto a ofertas recibidas vy filtradas por las medidas de mitigacion’3, estas se
concentraron en torno a 3,3 y 6,1 USD para los servicios de CSF y CTF durante el
afno 2022,y 3,4y 4,1 USD en el primer semestre del afio 2023. El caso del CPF- es
particular, ya que los precios de referencia establecidos por la CNE en la resolucién
de precios maximos pueden llegar a ser varias veces inferiores al del resto de los
servicios. Asi, el promedio del valor ofertado para CPF- del afio 2022 rondé 0,81
USD, mientras que durante el primer semestre de 2023 alcanzé6 1,35 USD.

13 Una “oferta filtrada” se entiende como una oferta que pasé las medidas de mitigacion establecidas
en la resolucién de valores maximos de la CNE.
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Tabla 2.C.1
Estadisticas descriptivas ofertas “filtradas” recibidas en 2022 - 1er semestre 2023

Ao Servicio Promedio Desv. Est.
CPF- 0,8103 0,6708
CSF- 3,5041 3,7582
2022 CSF+ 4,8680 4,1755
CTF- 3,2878 3,2882
CTF+ 6,1478 3,6032
CPF- 1,3465 0,6028
ler CSF- 3,5339 2,6802
Semestre CSF+ 3,5632 2,6950
2023 CTF- 3,3612 2,3938
CTF+ 4,0805 2,2265

D. CONCLUSIONES

Si bien las adjudicaciones por instruccion directa siguen siendo las de mayor
proporcion para el servicio de CPF-, en el servicio de CSF, de subida y bajada,
incluso llegd a 50%, mientras que los servicios de CTF+ y CTF- mostraron un
aumento sustantivo y continuo de participacion de ofertas, superando incluso el 60%
de las adjudicaciones durante el primer semestre de 2023.

Considerando la evolucién de los costos de SSCC, se estan estudiando los
incentivos que existirian en la actualidad para la participacion de la demanda, con
el fin de evaluar la viabilidad de su participaciéon en los mercados de CTF, CSF y
CPF. Al ser la demanda la que asume los costos directamente a través de sus
contratos, su participacion fomentaria una prestacion de SSCC de CF mas eficiente,
ya que no existen incentivos para los generadores de bajar los costos de prestacion
de servicios complementarios.

Ademas, se estima necesario implementar un proceso acelerado de verificacion de
centrales ERV para la prestacion de SSCC, con tal de aumentar el parque habilitado
para la prestacion de SSCC de CF en el corto plazo.

En este mismo sentido, la UMC también recomendé que la programacion intradiaria
(PID) considerara la posibilidad de readjudicar todas las unidades que hayan sido
adjudicadas en la programacion diaria, independientemente de si hubiesen
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presentado ofertas o no, con tal de siempre alcanzar la operacion mas eficiente
posible.

Finalmente, para incorporar tempranamente el ingreso de nuevas tecnologias que
ayuden en la transicidon energética acelerada, se recomienda analizar el
establecimiento de requisitos de atributos de red, como inercia y corto circuito, para
el ingreso de nuevas unidades generadoras, permitiendo que el mercado decida
qgué tecnologia es la mas apropiada para cumplir con los requerimientos normativos.

Lo anterior podria ser logrado a través de diversas vias. Asi, por ejemplo, las
licitaciones de suministro a clientes regulados podrian incluir exigencia de atributos,
ademas de condiciones de generacion las 24 horas; se podrian condicionar los
pagos de potencia a atributos que permitan incentivar la instalacion de recursos con
las caracteristicas requeridas para la operacidon segura y econdmica del sistema; o
se podria facilitar la creacién de un mercado de atributos donde se transen los
excesos y déficits de atributos respecto de los niveles minimos determinados en la
normativa, entre otras.

Al enfocarse en los atributos que se aportan al sistema, condicional a que se trate
de energias limpias, se evitaria privilegiar tecnologias particulares, o recurrir a un
mercado conexo, como el de SSCC, para suplir las deficiencias actualmente
existentes en la composicion del parque generador, ya que ello podria terminar
distorsionando de sobremanera el desempefio competitivo del mercado de energia
y encareciendo innecesariamente la provisién de los propios SSCC.
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3. PEQUENOS MEDIOS DE GENERACION DISTRIBUIDA

Los medios de generacién de pequefia escala son aquellos conectados a
instalaciones del Sistema Eléctrico Nacional con excedentes de potencia menores
o iguales a 9.000 kW, y estan constituidos por los siguientes segmentos:

- Pequefios medios de generacion distribuidos o PMGD, que corresponde a
medios de generacion de pequefia escala conectados a instalaciones de una
Empresa Distribuidora, o a instalaciones de una empresa que posea lineas
de distribucion de energia eléctrica que utilicen bienes nacionales de uso
publico.

- Pequefios medios de generacion o PMG, que corresponde a los medios de
generacion de pequefa escala conectados a instalaciones pertenecientes al
sistema de transmision.

El Decreto Supremo N° 88 de 2019, de Energia, publicado en octubre de 2020 (“DS
88”), contiene el Reglamento para medios de generacién de pequena escala. que
reemplazé al primer reglamento, establecido en el Decreto Supremo N° 244, de
2005, de Economia (“DS 244”).

EI DS 88 regula el procedimiento de interconexion, energizacion y puesta en servicio
de los pequefios medios de generacidon y de los pequefios medios de generacion
distribuida, asi como también el mecanismo de estabilizacion de precios por el que
pueden optar estos medios de generacion.

Los procedimientos, metodologias y demas exigencias para la conexion y operaciéon
de los Pequenos Medios de Generacion Distribuidos estan establecidos en la Norma
Técnica de Conexion y Operacién de PMGD, de julio de 2019, de acuerdo con lo
dispuesto en el articulo 149° de la LGSE vy lo previsto en el Decreto Supremo N°
244, La referida norma técnica esta en proceso de modificacién para adaptarse,
entre otros aspectos, a los cambios introducidos por el DS 88.

A. ANTECEDENTES GENERALES

En el primer semestre de 2023 se han instalado 209,7 MW, en medios de
generacion de pequefa escala, de los cuales 199,6 MW corresponden a PMGD.
Con ello la potencia instalada total del segmento medios de generacidén de pequefa
escala alcanzé los 2.738 MW en junio de 2023, de los cuales 2.433 MW
corresponden a PMGD.
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El grafico 3.A.1 muestra la potencia instalada histérica en pequefios medios de
generacion distribuidos y el grafico 3.A.2 muestra su distribucidon geografica a junio
de 2023.

Grafico 3.A1
Potencia instalada PMGD por tipo de tecnologia
2010 — 1er semestre 2023
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La tecnologia solar es la dominante en el segmento PMGD, con un 78.4% de la
potencia instalada total. Desde el afio 2015, este segmento ha experimentado un
gran desarrollo, con tasas de crecimiento superiores al 30% anual en potencia
instalada. Sin embargo, en el primer semestre de 2023 el crecimiento se redujo a
un 9%, lo que indicaria una posible desaceleracion para el resto del afo.
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Durante el primer semestre de 2023 en la mayoria de las regiones se instalaron
nuevos PMGD, destacando la regién de O’Higgins, con el 28%, y la region
Metropolitana, con 17%, de la potencia instalada del semestre. En las regiones de
Arica y Parinacota, Tarapaca y Los Rios no se instalaron PMGD durante el
semestre. A nivel nacional, el 94% de la potencia instalada en PMGD durante el
primer semestre de 2023 correspondio a tecnologia solar.

B. REGIMEN DE VALORIZACION DE PMG/PMGD

Los medios de generacion de pequefia escala tienen el derecho a vender la energia
que evacuan al sistema a costo marginal instantaneo o, alternativamente, a un
precio estabilizado, asi como sus excedentes de potencia al precio de nudo de la
potencia.

El DS 88 define el precio estabilizado en 6 intervalos temporales, de 4 horas de
duracion cada uno, los cuales son fijados por el Ministerio de Energia y calculados
semestralmente por la Comision de Energia. También establece un régimen
transitorio que permite que los medios de generacion de pequefia escala que
cumplan con algunas condiciones puedan optar a un régimen de valorizacion de sus
inyecciones de energia al precio estabilizado establecido en el DS 244, que
corresponde al Precio de Nudo de Corto Plazo de la energia, PNCP.

Los medios de generacion de pequefa escala que pueden optar a valorizar su
energia a precio nudo de corto plazo corresponden a aquellos que cumplan alguna
de las siguientes condiciones:

- Medios que se encuentren operando a la fecha de publicacion del DS 88

- PMGD que hayan obtenido su ICC ademas de haber solicitado y obtenido su
declaracion en construccion en los plazos que estipula el reglamento.

- Medios de generacion de pequefa escala que hayan realizado los tramites
en el Servicio de Evaluacién Ambiental y que hayan solicitado y obtenido su
declaracion en construccion en los plazos estipulados.

El reglamento establecid plazos para el cumplimiento de los tres requisitos
enumerados previamente, habiendo vencido el ultimo de ellos en octubre de 2020.

Los medios de generacién en operacién a la fecha de publicacién del DS 88, pueden

optar a cualquiera de los regimenes de valorizacién de energia, esto es, costo
marginal, precio estabilizado por intervalo temporal o precio nudo de corto plazo,
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siempre que comuniquen al Coordinador su opcidén en un plazo de 4 anos a partir
de la publicacion del DS88, es decir hasta octubre de 2024. Los medios de
generacion que no estaban en operacién a la fecha de publicacion del decreto, pero
que cumplen con las condiciones indicadas anteriormente, pueden optar al régimen
de valorizacion de PNCP siempre que lo comuniquen al Coordinador al menos 1
mes antes de su entrada en operacion.

Este régimen transitorio puede durar 165 meses (poco mas de 13 afnos) a partir de
la fecha de publicacion del DS 88, es decir, aquellos PMG y PMGD que cumplan
con las condiciones antes mencionadas podrian optar a la valorizacion a PNCP
hasta julio de 2034. Los graficos 3.B.1, 3.B.2 y 3.B.3 muestran una comparacién
entre el costo marginal promedio mensual, el precio estabilizado por intervalo
temporal y el precio nudo de corto plazo para las barras Crucero 220 kV, Quillota
220 kV y Puerto Montt 220 kV respectivamente en horas solares, es decir de 8 a 18
horas y en las restantes horas no solares.

Gréfico 3.B.1
Costo marginal-PNCP-PE intervalo temporal barra Crucero 220 kV
2021 a junio de 2023
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Grafico 3.B.2
Costo marginal-PNCP-PE intervalo temporal barra Quillota 220 kV
2021 a junio de 2023
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Gréfico 3.B.3
Costo marginal-PNCP-PE intervalo temporal barra Puerto Montt 220 kV
2021 a junio de 2023
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Si se comparan los precios de los distintos regimenes de valorizacién distinguiendo
entre horas solares y no solares, se pueden observar que, para las horas solares,
los costos marginales, en promedio, son menores que en horas no solares, debido
a la gran presencia de ERV en horas solares y los episodios de costos marginales
nulos. Ademas, en las barras de Quillota y Crucero, en horas solares, es frecuente
que el precio estabilizado y, en particular, el precio nudo de corto plazo sea mayor
que el costo marginal y también mayor que el precio estabilizado por intervalo
temporal, a diferencia de lo que ocurre en las horas no solares en que el costo
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marginal es regularmente mayor que los precios estabilizados. Por el contrario, para
la barra de Puerto Montt, el costo marginal se mantiene por sobre los precios
estabilizados tanto en horas solares como no solares.

Como consecuencia de la ventaja del precio estabilizado en el bloque horario solar
y dado que la tecnologia dominante es solar, a la fecha, el 65% de los medios de
generacion de pequefia escala se encuentran acogidos al régimen de precio nudo
de corto plazo, mientras que el 35% restante se encuentra acogido a costo marginal,
habiendo solo 4 centrales acogidas al régimen de precios estabilizados por intervalo
temporal.

La tecnologia con mayor desarrollo, la solar, estd acogida mayormente a precio
nudo de corto plazo, conformando el 60% del total de los medios de generacion de
pequefia escala, seguida de termoeléctricas e hidroeléctricas con régimen de costo
marginal con el 17% y 11% respectivamente a junio de 2023'+-15, E| gréafico 3.B.4
muestra los cambios de régimen que se han presentado por tecnologia desde 2018.

Grafico 3.B.4
Cambios de régimen de precios
2018 a junio de 2023
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Cabe destacar que, hasta antes del afo 2023, los cambios de régimen de
valorizacion iban desde la valorizacion a costo marginal hacia régimen de precio
nudo de corto plazo. En el afio 2023, se produce el cambio desde precio nudo de

14 El tiempo de permanencia minimo en un régimen de valorizacién son 4 afios. Si una central en
operacion quiere cambiar de régimen debe avisar con un tiempo minimo de antelacién de 6 meses,
el nuevo régimen de valorizacion elegido.

5 Los PMGD de tecnologia térmica que tienen régimen de precio estabilizado, corresponden, al
momento de la elaboracién de este informe, a 5 centrales de biogas o biomasa.
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corto plazo a costo marginal, cambios que corresponden mayoritariamente a la
tecnologia hidroeléctrica. Lo anterior puede explicarse por las diferencias que en el
periodo evaluado se produjeron entre el precio nudo y el costo marginal, que no
resultan convenientes para un medio de generacion con un perfil de generacién mas
bien equilibrado entre horas solares y no solares.

C. COMPENSACIONES POR PRECIO ESTABILIZADO DE LOS
PMG/PMGD

Para aquellos medios de generacion de pequefia escala que se encuentren
acogidos al régimen de precio estabilizado, la diferencia entre la valorizacién de sus
inyecciones a precio estabilizado y al costo marginal, debe ser asignada por el
Coordinador entre quienes realicen retiros de energia, a prorrata de estos retiros.

Lo anterior implica que, si en una hora el precio estabilizado es mayor que el costo
marginal, la diferencia es positiva, por lo que el medio de generacién recibe un pago
0 compensacion, mientras que, si el precio estabilizado es menor que el costo
marginal, el medio de generacion debe entregar esta diferencia en la valorizacion
de sus inyecciones. Este mecanismo no garantiza que en algun periodo de
observacion estas compensaciones en ambas direcciones sean equivalentes. Bajo
un disefo apropiado, se esperaria que un mecanismo de esta naturaleza fuera
neutro en el largo plazo. Sin embargo, bajo el conjunto actual de reglas no se puede
garantizar que las compensaciones acumuladas en ambas direcciones sean
equivalentes. Mas aun, con la evolucion esperada de la composicidon tecnoldgica
del SEN, es probable que las discrepancias en compensaciones observadas en la
actualidad se vean acentuadas.

El grafico 3.C.1 muestra las compensaciones mensuales acumuladas desde 2020
por precio estabilizado.
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Grafico 3.C.1
Compensaciones mensuales acumuladas por precio estabilizado
Enero 2020 - junio 2023
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La tecnologia solar acogida a precio estabilizado es la unica tecnologia que ha
recibido pagos netos por el mecanismo de estabilizacion de precios en todo el
periodo, especialmente entre octubre de 2022 y febrero de 2023, lo que coincide
con el incremento de horas con costo marginal nulo debido a los recortes de
generacion de energia renovable en este mismo periodo.

En contraste, las otras tecnologias han debido hacer pagos netos cada mes a partir
de 2021, siendo la tecnologia hidroelectrica la que acumula el mayor monto de
pagos. Lo anterior confirma que si bien el mecanismo de estabilizacion de precios
es bidireccional, no asegura neutralidad en los pagos en algun periodo de
evaluacion. Ademas, el mecanismo de estabilizacidn no es equitativo entre las
distintas tecnologias beneficiando a la tecnologia solar.

Cabe hacer notar que en los periodos de costos marginales nulos, los PMGD sujetos
a precio estabilizado, ademas de no recibir la sehal de precios cero, tampoco ven
limitada la inyeccion de sus excedentes, debido al regimen de autodespacho,
obteniendo una doble ventaja que no responde a una mayor eficiencia, si no a una
ventaja regulatoria. Las compensaciones que reciben deben ser absorbidas por el
resto de los medio de generacidén que realizan retiros de energia, incluso si estos
son otros medios de generacion renovables. El grafico 3.C.2 muestra el promedio
mensual de los costos por unidad de retiro por pago de compensaciones horarias
para el periodo 2022 a junio de 2023.
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Grafico 3.C.2
Promedio mensual del costo por retiro horario de compensaciones por precio
estabilizado [CLP/kWh] de 2022 a junio de 2023
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En el periodo observado el promedio mensual de los costos por retiro de energia se
mueve entre valores levemente superiores a 2 e inferiores a -2 [CLP/kWh]. Los
valores positivos representan el pago que las empresas que realizan retiros deben
pagar por cada kWh retirado por efecto de compensaciones por precio estabilizado
y los valores negativos representan los montos que deben pagar estos medios de
generacion a las otras empresas por cada unidad de retiro.

Finalmente, es importante tener en consideracién que, segun proyecciones de la
operacion, realizadas por el Coordinador para los afos 2024 y 2025, se espera que
los episodios de costos marginales nulos se sigan presentando con frecuencia en
ese periodo'®. En dicha proyeccion se observa, que, solo durante cuatro meses al
afo, los costos marginales no alcanzarian valores cercanos a cero tanto en 2024
como en 2025. En el resto del periodo, llegarian a cero durante las horas de alta
generacion solar debido a la abundancia de energia y a la falta de capacidad de
almacenamiento en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN). Esto tiene como
consecuencia que las compensaciones otorgadas a los PMGD solares continuen
aumentando, lo que, a su vez, afecta negativamente a los clientes finales, quienes
deben asumir estos costos adicionales o a los propios medios de generacion que
no pueden transferir este cargo a sus consumidores. La situaciéon antes descrita
motivd el envio de una propuesta de modificacion normativa por parte del
Coordinador’.

16 \Ver Analisis Proyeccion Costos Marginales de Energia: Periodo 2024-2025, Jornadas Técnicas
2023, Coordinador Eléctrico Nacional.
7 Ver carta CD 00061-23, de 12 de julio de 2023.
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Adicionalmente, el precio estabilizado crea incentivos para la sobreinstalacion de
PMGD con tecnologia solar, que es lo que se ha estado evidenciando hasta la fecha,
lo que aumenta la generacion excesiva durante las horas de sol y contribuye a
reducir la inyeccion de energia de las centrales de mayor escala. Esto se debe a
que los PMGD operan bajo un régimen especial de autodespacho, profundizando
aun mas los recortes en la inyeccion de energia en las horas de mayor generacion
solar.

Este regimen de operacion con autodespacho esta siendo motivo de controversias,
especialmente en periodos en que no existe suficiente capacidad de colocacién de
la energia renovable variable y se presentan costos marginales nulos. En efecto, en
agosto de 2023, las empresas Acciona Energia Chile Holdings S.A. e Hidroeléctrica
Rio Lircay S.A. presentaron, ante el Panel de Expertos, discrepancias por el
Procedimiento Interno Prorrata de Generacion de Centrales con Igual Costo
Variable, emitido por el Coordinador en julio de 2023.

Independientemente de lo resuelto por el Panel de Expertos en ambas
discrepancias'®, en la practica existen dificultades para que el Coordinador pueda
dar instrucciones directas de operacion a centrales de tipo PMGD que operan dentro
del sistema de distribucion. Por un lado, este tipo de centrales no tienen la visibilidad
necesaria ante el Coordinador, por lo que es necesario se les exija que tengan
sistemas adecuados de comunicaciones y monitoreo de sus variables; y, por otro,
el Coordinador tampoco tiene visibilidad del sistema de distribucion donde tales
centrales operan, por lo que sus instrucciones de operacion podrian poner en riesgo
la seguridad y calidad de servicio en las redes de distribucion.

Una posible solucién, de largo plazo y estructural, a los problemas de coordinacién
con los PMGD, seria contar con un operador del sistema de distribucién al cual el
Coordinador pudiera instruir reducciones de generacién y que, luego, este traspase
esta instruccion a los PMGD que coordine, manteniendo las condiciones de calidad
y seguridad en sus redes de distribucion®.

En resumen, los incentivos regulatorios para la instalacion de PMGD, en particular
solares, ha motivado el gran desarrollo del este segmento. Si bien tales
instalaciones pueden beneficiar al sistema de distribucidon donde operan, también
podrian impactar de manera negativa a la operacion del sistema y distorsionar el
equilibrio del mercado eléctrico, en especial si su instalaciéon es respuesta a senales

8 En el Dictamen N°44-2023 y Dictamen N°45-2023, el Panel de Expertos resolvié rechazar las
discrepancias de Hidroeléctrica Rio Lircay S.A. y Acciona Energia Chile Holdings S.A
respectivamente, con voto de minoria de los integrantes Fernando Fuentes y Guillermo Pérez

19 Ver carta CD 00075-23, de 18 de agosto de 2023.
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de precios distorsionadas. Seria aconsejable, por lo tanto, revisar si estos incentivos
regulatorios se ajustan a la realidad actual en que existe una sobreoferta de energia
en horas solares, situacién que se proyecta podria incrementarse en los préximos
anos.
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4. COMBUSTIBLE DIESEL

En los primeros meses de 2023, se puede notar que las centrales que utilizan
combustible Diesel siguen siendo relevantes en la determinacién del costo marginal
de la zona sur, especificamente en el subsistema asociado a la barra de Puerto
Montt 220 kV. A pesar de que la proporcion de tiempo como combustible marginal
durante el primer semestre del ano 2023 fue sustancialmente menor que la

registrada en el afio anterior, este combustible mantuvo un papel importante en la
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En el transcurso del afio 2023, se observa una mayor disparidad entre las barras de
Quillota y Crucero en términos de su relevancia en la determinacion del costo
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marginal. Aunque ambas regiones muestran una significativa presencia de Energias
Renovables, es evidente que la predominancia de estas fuentes es aun mas
marcada en la barra de Crucero. Por otro lado, en la barra de Quillota, se aprecia
una mayor dependencia del Gas Natural en comparacién con la barra de Crucero.

Centrales marginales Quillota 220- Afio 2023
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A. CONFIGURACIONES DE CENTRALES DIESEL EN PERIODOS DE
DESACOPLE

A continuacion, se presentan las 10 configuraciones de centrales que han operado
principalmente con combustible diésel durante los periodos de desacople en el
subsistema asociado a las barras Puerto Montt 220 kV y Quillota 220 kV.

Destaca la predominancia de Trapén, con un total de 800 horas utilizando diésel
durante los periodos de desacople. Las demas configuraciones no han tenido una
presencia tan significativa, ya que ninguna de ellas ha superado las 81 horas de
operacion con diésel.

En el caso de la barra de Quillota, Los Pinos lidera en cuanto a horas de operacion
con diésel durante los periodos de desacople, con un total de 14 horas.

Grafico 4.1: Horas marginando de centrales en barra Pto Montt 220 en periodos de desacople-
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Para la barra de Quillota, se mantiene predominancia de Los Pinos, pero ahora sélo
marginando 14 horas en periodos de desacople.

Grafico 4.2: Horas marginando de centrales en barra Quillota 220 en periodos de desacople-2023
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B. COSTOS DE COMBUSTIBLES
Para el presente grafico, se considero las centrales con mayor cantidad de horas
marginando para las barras de Puerto Montt 220 y Quillota 220.

Grafico 4.3: Costo de combustibles 2022
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Grafico 4.4.: Costo de Combustible 2023

MNombre
@ ATA-TG1A_DIE
® CAMDELARIA_1_DIE
- & CHAGUAL
@ CHILOE
@ CHUYACA
KELAR-TGZ2_DIE
@05 PINOS
@ MEJILLONES_3-TG_DIE
@ NUEWVA_RENCA-TG+TV_DIE

0 ® TRAPEN_DIE
enz 2023 feb 2023 mar 2023 abr 2023 may 2023 _ .
Fecha ® TRINCAQ

Costos combustibles [US%/Ton)

Se puede observar que se da una tendencia de que los costos combustibles mas
elevados corresponden a los de las centrales ubicadas en la zona sur, conectadas
a la barra de Puerto Montt (Trapen,Chiloé, Chagual, Trincao, mientras que los
costos mas bajos son para las centrales ubicadas en la zona norte (Kelar,
Mejillones, Atacama)

Grafico 4.5.: Costo de Combustible y comparacion con seiial de ENAP
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Al comparar los costos de las centrales de diferentes regiones con los precios de
ENAP, se observa que Trapén, ademas de tener los costos mas altos, también
presenta una correlacion mas baja con la sefial de precios de ENAP para la zona
central. Esto podria indicar la presencia de distorsiones en las transferencias de
costos en la zona sur del pais o estar relacionado con los tipos de contratos que se
realizan en cada region.

En relacion a este ultimo punto, segun la informacion recopilada por esta Unidad de
Monitoreo, aproximadamente el 43% de los volumenes comprometidos diariamente
corresponden a contratos spot, mientras que el 57% restante corresponde a
contratos por periodos superiores al afio. Es importante destacar que, dentro de
este universo de volumenes por contrato, no todos pueden considerarse como
contratos "a firme" debido a ciertas limitaciones, como: a) un nimero maximo de
camiones; b) un maximo de metros cubicos por dia; c) ordenes de prelacion o
cambios en el punto de suministro, entre otras restricciones.

Si bien la situacion actual no es similar a la experimentada en agosto de 2021, aun
persiste la necesidad de contar con unidades de respaldo a diésel. Es necesario
recordar que en ese mes de 2021, las unidades diésel llegaron a aportar el 5,2%
del total de la generacién del pais, sin embargo, se presentaron problemas
relacionados con la disponibilidad de combustible en varias de estas unidades.

Ante esta situacién, el Coordinador remitio dichos antecedentes a la
Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC) porno contar con
informacion actualizada respecto a la disponibilidad de diesel?°, ausencia de
mecanismos de abastecimiento continuo y su consecuente afectacion de la
suficiencia y seguridad del Sistema Eléctrico Nacional?' y falta de antecedentes por
parte de otro grupo de empresas coordinadas??. Si bien algunas empresas fueron
sancionadas por la SEC, lo anterior, pone de manifiesto la necesidad de revisar y
reevaluar el concepto de suficiencia en el mercado eléctrico, especialmente en vista
de la posibilidad de enfrentar periodos de escasez en los proximos afos, unido al
hecho que menos de un 60% del suministro puede considerarse en condicion de “a
firme”23.

20 \Ver carta DE 03980-21, de 13 de agosto de 2021.

21 \er carta DE 03819-21, de 6 de agosto de 2021.

22 \/er carta DE 03761-21, de 5 de agosto de 2021.

23 El 2022, la generacion maxima horaria fue 2,4GWh, promedio de 212MWh sobre un total de 6492
horas de generacién diésel. El primer semestre de 2023, la generacidn maxima correspondi6é a
1,1GWh, con una media de 118MWh sobre un total de 2993 horas.
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Por lo anterior, en primer término se recomienda que en los préximos estudios de
seguridad y abastecimiento del Coordinador se consideren no solo escenarios
respecto al maximo consumo estadistico, sino tambien escenarios relacionados a
la capacidad contractual de reposicion de diesel. Es decir una cifra que recoja la
cantidad de suministro que puede considerarse en condicion “a firme” de los
contratros actualmente vigentes para el suministro de este combustible.

Se sugiere al Ministerio de Energia considerar una definicion técnica y precisa para
el atributo de potencia de suficiencia, la cual debe enfocarse en la capacidad de
suministrar potencia durante periodos de estrechez en el sistema eléctrico,
garantizando una duracién de una cierta cantidad de horas, con un contrato que
asegure tal condicién. La unidad de tiempo debe estar respaldada por un analisis
técnico detallado y podria variar segun la situacién particular, ya sea en meses,
dias, horas u otra unidad relevante, siempre con un alto grado de probabilidad, por
ejemplo, superior al 90%.

Es fundamental destacar que este atributo no debe ser interpretado ni utilizarse
como un incentivo para la inversion en generacion eléctrica, sino como un servicio
critico que el sistema eléctrico debe proporcionar en momentos de necesidad. Para
asegurar su eficacia, es esencial que el mercado de potencia esté disefado de
forma tal que pueda satisfacer de manera efectiva esta importante funcién de
seguridad y confiabilidad del sistema eléctrico.

Finalmente y en relacion al rol del diesel en épocas de racionamiento, esta Unidad
estima que, independientemente del mecanismo de asignacién que se decida
implementar?*, se deben considerar los niveles de competencia en los mercados
relacionados y las complejidades inherentes al servicio, ya que ambas influiran en
la intensidad competitiva del proceso de asignacion, y el equilibrio resultante podria
terminar reflejando el poder de mercado que los agentes ostenten en los segmentos
de distribucién y transporte del combustible.

En el caso del diésel, se observa que la infraestructura de importacion y distribucion
de combustibles liquidos, especialmente el diésel, presenta diferencias
significativas en términos de mercado geografico?:
- En la zona norte, desde Arica hasta Coquimbo, Copec se destaca como el
principal importador y distribuidor de combustible.

24 Incluyendo mecanismos de asignacién que se asumen competitivos en la practica, como
licitaciones.

25 A mayor abundamiento ver el proceso actualmente en curso en el H. Tribunal de Defensa de la
Libre Competencia, “Consulta de FNE sobre operacién conjunta de plantas de almacenamiento de
combustibles liquidos” NC 517-2022.
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- Enlazona central, que abarca la bahia de Quintero, tanto Copec como Enap
son actores relevantes en las importaciones de combustibles liquidos.

- En la zona centro-sur, ENAP es el actor principal, seguido por Copec y
Esmax.

- Enlazona sur, practicamente no hay importaciones de combustibles, aunque
Copec posee la mayor capacidad logistica en caso de ser necesario.

En la mayoria de estas zonas, solo uno o dos competidores potenciales estan
presentes, y con escasa posibilidad de acceso a las instalaciones de plantas de
almacenamiento de combustibles liquidos, lo que plantea dudas sobre la posibilidad
de que el proceso sea verdaderamente competitivo desde la perspectiva de la
oferta. Ademas, la demanda de diésel de seguridad es inelastica debido a su
naturaleza y al hecho de que los costos son asumidos por los retiros, lo que no
incentiva a las unidades generadoras a ejercer un poder de negociacidon
significativo.

Por lo tanto, incluso en un mercado de generacion perfectamente competitivo
(aguas abajo), existe un riesgo considerable de que los distribuidores de
combustible ejerzan poder de mercado, dada su posicion en los mercados
geograficos definidos previamente. Esto podria resultar en costos adicionales, en la
operacion del sistema, injustificados como resultado de un eventual proceso de
asignacion de este combustible.

Dado lo anterior, es necesario implementar medidas estructurales para alinear
parcialmente los incentivos de los competidores. Estas medidas deben ser
discutidas con la autoridad sectorial y pueden incluir, entre otras:

- [Establecer un valor maximo para el combustible diésel de seguridad,
relacionado con el precio de paridad del combustible o el costo de falla de
corto plazo.

- Imponer obligaciones de auditoria o revision ex post de aumentos en
infraestructura, como tanques o camiones, por parte de la empresa
adjudicataria.

- Realizar un seguimiento del uso del combustible diésel y establecer clausulas
de salida en la provision de este combustible de seguridad, si no se observa
un aumento efectivo en la capacidad de almacenamiento.

- Cualquier otra medida que tienda a mitigar el poder de mercado de los
distribuidores, como evaluar algun grado de acceso abierto a las
instalaciones.
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En resumen, obtener un resultado competitivo a través de una licitacién para el
servicio de diésel de seguridad no es posible sin la implementacién de medidas
adicionales, a fin de mejorar la competencia en el mercado, en donde algunas de
las cuales requieren acciones positivas por parte de la autoridad sectorial
correspondiente.
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ANEXO A: 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 provisidon 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 depender4, 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 6ptimo de operacion: CDF; j,

Costos directos de la unidad i en la hora h en los que se incurre al cambiar
el punto de operacion: CD;

Valor esperado del costo marginal real en la barra de inyeccion de la unidad
i durante la hora h: E(CMg; )

Costo variable de la unidad: CV;

Capacidad esperada adjudicada del servicio j: E(MWAdj; j n)

Factor de uso esperado en la activacion por hora del servicio j: E(FA; ; n)

Premio por riesgo por el servicio j, el cual podria ser aditivo o multiplicativo,
pero en este caso se considera multiplicativo: §; ; ,

Ahora bien, dado que el tipo de remuneracion depende de si se trata de servicios
de subida o bajada, el proceso de formacion de precios asociado a la oferta por
cada servicio j (Bid; j ,) se analiza por separado.
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A.1 SERVICIOS DE SUBIDA

La remuneracion 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 (CM g; p,).

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 E(CMg; ) =
CV;p, y por lo tanto se espera que la unidad se encuentre generando a plena carga
(PC;p) o carga intermedia en caso de ser la unidad marginal; y otro en el cual
E(CMg;,) < CV;p, en cuyo caso se esperaria que la unidad generadora sea
instruida a generar a minimo técnico (MT; p,).

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 estimacion del costo de
oportunidad.

a) E(CMg;,) = CV; . Para simplicidad del analisis, se asumira que en esta
condicion siempre se estara generando a PC; ,. En esta situacion, por tanto,
de ser adjudicado un oferente, este pasaria de generar PC;, a generar
PC;, — MWAdj; j, con tal de tener disponible como reserva la cantidad
adjudicada. Como consecuencia de aquello, la empresa estaria renunciando
a un ingreso, en valor esperado, de E(MWAdj; ;) * E(CMg;,), 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 CV; *
E(MWAdj; ;). Por lo tanto, el costo de oportunidad asociado al mercado de
la energia, por unidad adjudicada, que enfrentaria la unidad i corresponderia
aE(CMgin) — CVip.

En adicidn, 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; ;) asociado a la prestacion del servicio de subida, en ausencia de
activacion, vendria dado por

CE;jn = E(MWAdj; ) * (E(CMg;p) — CVip + CDF, ).
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b)

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(MWAdj; ;) *E(FA;jn)* (E(CMg;n)—CVip), Y
enfrentaria un costo directo por el cambio en el punto de operacion
E(MWAdj; jp) * E(FA; ;) * CD;,. 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;jn = E(MWAdj; ;1)
+|(E(CMgin) = CVip) * (1 = E(FAyjn)) + CDFyp + E(FA 1)
* CDyp]

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

Bid;;n = [(E(CMg;y) — CVip) * (1 — E(FAjp)) + CDF;y + E(FA; j 1)
x CDyp| (1 + 6;n)

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; j,, al estar siempre

generando PC; .

E(CMgl-,h) < CV;p: 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
generacion, ya que estos no son remunerados cuando se trata de subastas,
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equivaliendo este a MT;,, *a;;, * (CV;, —E(CMg;;)), donde «a;;, 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 CDF; j, 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 éptimo 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(MWAdj; jn) * E(FAijpn) * (CVin — E(CMg; 1) + CD; ). En este caso, si bien
la unidad ya esta operando fuera del punto éptimo, el solo hecho de cambiar
de punto de operacion 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

CEyjn = (CVin — E(CMgin)) * (MTyp * iy, + E(MWAdjy ;) + E(FA; 1))
+ E(MWAdj; jn) * E(FA;jp) * CDip,

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;p *a;jn
E(MWAdj; n)

Bidi,j,h = (CVi,h — E(CMgl,h)) * + E(FAi,j,h) + E(FAi,j,h)
* CDi,h * (1 + 5i,j,h)

Se observa de la expresion anterior que las ofertas en caso de estimar que
se generara a minimo técnico pueden ser significativamente elevadas, al

26 E(MWAdji']"h)
a; j.h = - ’
ks Yjesscc E(MWAdjijn)

es, CSF+, CSF-, CTF+y CTF-.

donde SSCC es el conjunto de todos los servicios complementarios, esto
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tener que distribuir todo el minimo técnico, o la proporcién correspondiente
al servicio en cuestion, en la capacidad que se espera sera adjudicada?’.

A.2 SERVICIOS DE BAJADA

La remuneracion 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 seccion previa.

a) E(CMg;,) = CV;p: Para simplicidad del analisis, se asume que bajo esta
condicion las unidades generan PC;,. Por tanto, no existiria costo de
disponibilidad asociado, al estar en todo momento a plena carga.

En caso de activarse el servicio, la unidad dejaria de generar
E(MWAdj; ;) * E(FA; ;) e incurriria en un costo de CD; . Por lo tanto, el
costo esperado de la disminucion de generacion seria igual a

CE;jn = E(MWAdj;;n) * E(FA;;n) * (E(CMg;p) — CVip + CD; )

Debido a que en este caso solo se remunera la activacion, el valor unitario
que daria origen a la oferta no se obtendria de la cantidad que se espera
sera adjudicada, sino que de la capacidad que se espera sea finalmente
activada. Consecuentemente, la expresion anterior debe ser dividida por
E(MWAdj; ;) * E(FAy;n), y no por E(MWAdjy j r).

Bid;jn = (E(CMgin) — CVip + CDyp) * (1 + 8;jn)

Como se observa, en este caso la incertidumbre solo se asocia al costo
marginal, a diferencia del caso de subida, donde ademas se debe
internalizar la incertidumbre de la probabilidad de activacion.

b) E(CMgi,h) < CV;p: Al no remunerarse los sobrecostos, y solo ser pagada la
activacion, este caso puede derivar en ofertas particularmente elevadas, ya

27 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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que si existiria un costo por disponibilidad. Ello, ya que de esperar ser
adjudicada E(MWAdj;;,), la unidad debiese generar MT;, +
E(MWAdj; ), generacién expuesta a un sobre costo equivalente a

[MT; * g + E(MWAGji ;)] (CVin — E(CMg,) ), atribuible al servicio J.

Ahora bien, la activacion del servicio implicaria una disminucién de los
sobrecostos a los que se expone la empresa, ya que la generacion sobre

MT;, disminuiria en E(MWAdji’j’h)*E(FAi,j,h), lo que implicaria una
disminucion de costos de E(MWAdj; ) * E(FA;jn) * (CVip — E(CMg;p)),
pero se sumarian los costos directos de prestacion, asociados a CD; .

Consecuentemente, los costos a los que se veria expuesta una unidad al
ser adjudicada para servicios de bajada seria

CEyjn = [MTip * ayjn + E(MWAA); ;)] (CVin — E(CMg; 1))
— [E(MWAdj;;n) * E(FA;jp) * (CVip — E(CMg; ) — CD; )]

En la oferta, por tanto, se debe prorratear el costo esperado en la
activacion esperada por hora.

MT;p * a;jp
E(MWAdj; ;n) * E(FAijn)

Bid; ; = I(cvm —E(CMg)) [

1-E(FAijn)
E(FA;jn)

+ CDi,hl (1+6in)

Como se aprecia, las ofertas de bajada cuando se espera generar a
minimo técnico debiesen ser superiores a las de subida, al prorratearse
los sobrecostos sobre la activacion esperada mas que la adjudicacion?®.

Del desarrollo previo, se observa que en el esquema previo de subastas existian
ineficiencias de asignacion no solo como consecuencia del esquema de subastas
Pay as Bid, sino que también del hecho de incorporar los costos de oportunidad en
el objeto subastado. Ello, debido a que se debian estimar los costos marginales
para poder realizar la oferta, y se enfrentaba un riesgo de pérdida significativo para
las centrales que se encontraran cerca del costo marginal, y pudiesen terminar
generando a minimo técnico, pudiendo internalizar sobrecostos dentro de las

28 Continuando con el mismo ejemplo de la nota al pie 27, en este caso la oferta minima
corresponderia a 82 USD/MWh, sin internalizar una prima por riesgo.
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ofertas unidades que en la practica generaban a plena carga durante todo el
periodo.

Considerando que las ofertas en la practica eran por bloques, que la adjudicacién
era horaria, y por lo tanto cada componente a estimar poseia dicha frecuencia, se
esperaba que un agente neutral al riesgo valorizara su oferta unitaria considerando
el costo total de todas las horas del bloque y la cantidad esperada adjudicada y
factor de activacion dependiendo del servicio que se trate?®.

Por lo tanto, la oferta para el bloque b seria determinada por la siguiente expresion:

YhesCEijn
Yhes E(MWAdji jn)’
2nes CEijn
Yhes E(MWAd); ;1)

j € {CSF+,CTF+}
Bidi,j,b S

«E(FA;jn), j€{CSF—,CTF-}

Asi, el efecto que ofertar por bloques tenia en el costo de provision de los servicios
en comparacion con ofertas horarias dependia de la asimetria estimada intra-bloque
para una misma unidad y entre unidades, asi como también de la aversién al riesgo
de los agentes.

29 Esto es equivalente al promedio ponderado de las ofertas expuestas en los apartados
correspondientes.
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ANEXO B: 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 formacion de ofertas disminuye
ostensiblemente, lo que, en teoria, debiese tender a favorecer la participacion.

B.1 SERVICIOS DE SUBIDA

Al igual 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)

b)

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

CE;jn = E(MWAdj; ;) * CDF;;, + E(MWAdj; ;) * E(FA; jn) * CD;py

Al existir una sola oferta por disponibilidad, entonces la oferta corresponderia
a:
Bid; jn = CDF;, + E(FA; jn) * CDyp,

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 CD;; esta
asociado a la activacion, y la oferta esta asociada a reserva adjudicada, dicho
costo se debe prorratear por el factor de activacidén esperado.

E(CMg;p) < CV;y: En este caso, se parte de la base de que la unidad se
encuentra operando fuera del punto éptimo y a minimo técnico, por lo que
CDF;, = 0. De esta manera, el unico costo directo estaria asociado a la
activacion del servicio y seria equivalente a

CE;jn = E(MWAdj; ;1) * E(FA;;n) * CDip
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Como la remuneracion esta asociada a disponibilidad, la oferta seria igual a
Bid;jn = E(FA;jn) * CDip

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 comparaciéon con lo que podia ocurrir con el esquema antiguo, donde
podian existir grandes diferencias en los pagos recibidos, al involucrar
sobrecostos.

B.2 SERVICIOS DE BAJADA

En el caso de los servicios de bajada solo existe remuneracidén por activacion.
Dependiendo de si se trata de unidades infra o supra marginales, los costos que
enfrentarian los agentes serian los siguientes:

a) E(CMg;,) = CV;p: 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

CE;jn = E(MWAdj; ;1) * E(FAi;pn) * CDip
Al remunerar solo activacion
Bidi,j,h == CDi,h

b) E(CMgl-,h) < CV;p: En esta situacion, a pesar de esperar que la unidad sea
instruida a generar MT; , + E(MWAdjl-,]-,h), ya se encontraria operando fuera

de su punto optimo, por lo que, al igual que en el literal que antecede,
CDF; , = 0. 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.
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ANEXO C: CENTRALES ENTREGADAS A OPERACION PRIMER

SEMESTRE 2023
Propietario Potencia Entrada
P [MW] Operacién
Eléctrica Cipresillos PMG
MCHP Cipresillos SpA P H.Pasad 9,0 mar-23 O'Higgins
PFV CAMPOS DEL SOL Su'fg%' | Jreen Powerdel | solar 381,0 ene-23 | Atacama
Hidroeléctrica Las PMG
MCH Aillin H.Pasad 7,0 jun-23 Biobio
Juntas S.A.
Parque Solar Alcaldesa Parque Solar Alcaldesa PMGD 6,0 ene-23 Nuble
SpA Solar
Enlasa Generacion PMGD
PMG Teno Solar Chile S A. Solar 7,4 ene-23 Maule
Los Tauretes CVE Proyecto Ocho PMGD 2,9 mar-23 Metropolitana
SpA Solar
Parque Solar La PMGD T
Parque Solar Nancagua Muralla Il SpA Solar 6,0 feb-23 O'Higgins
PFV Valle del Sol g fne! Green Power Chile | g qay 150,0 abr-23 | OHiggins
Etiga"g'Che Sur AR Puelche Sur SpA Edlica 160,0 ene23 | Antofagasta
Santa Elizabeth PSF Santa Isabel SpA | £o0 9,0 ene23 | OHiggins
PFV Guanchoi Enel Green Power Chile .
(Campos del Sol II) SA. Solar 366,5 jun-23 Atacama
PFV Coya S AEngle Energia Chile Solar 180,0 mar-23 Antofagasta
PMGD .
PFV Los Jotes PFV Los Jotes SpA Solar 3,0 mar-23 Valparaiso
Don Rodrigo MVC Solar 44 SpA gg’l'frD 45 abr-23 Maule
Albor Solar Parque Solar Albor SpA gg/:SrD 52 ene-23 Biobio
Campo Lindo Parque Edlico Campo - y .
(Etapa N°1) Lindo SpA Edlica 71,6 abr-23 Biobio
PE Llanos del Viento AR Llanos del Viento .
(Etapa 2) SpA Eodlica 156,1 mar-23 Antofagasta
Samo Bajo Samo Bajo SpA gg/:;;rD 2,8 ene-23 Coquimbo
Energia Renovable PMGD .
PSF Champa Champa SpA Solar 7,6 ene-23 Metropolitana
. . PMGD .
Concon Abastible S.A. Solar 0,1 ene-23 Valparaiso
Finis Terrae Enel Green Power Chile
Extension Etapa 2 SA Solar 18,3 may-23 Antofagasta
Central de Respaldo PMGD .
Tigre Tacora Energy SpA Diésel 3,0 feb-23 Metropolitana
PFV Colina Chacabuco Solar SpA gg’l'frD 9,0 feb-23 Metropolitana
PFV Las Bandurrias PFV Las Bandurrias PMGD 3,0 may-23 | Maule
SpA Solar
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PMGD

PMGD PFV Rosario GR Pumalin SpA Solar 4,9 feb-23 O'Higgins
Maikono Tortola SpA gg’:frD 3,0 ene-23 Valparaiso
. PMGD T
Coltauco Almendro Acuario Solar SpA Solar 29 feb-23 O'Higgins
. . PMGD .
PFV El Gaviotin PFV El Gaviotin SpA Solar 9,0 mar-23 Coquimbo
CVE Proyecto PMGD .
Parque Pelumpen Solar Dieciocho SpA Solar 29 mar-23 Valparaiso
Cabrero Solar Cabrero Solar SpA gg’:frD 9,0 mar-23 Biobio
Generacion Los PMGD .
Merced Hibiscos SpA Diésel 3,0 mar-23 Metropolitana
PSG Quemados PSF Quemados SpA g('\)/:gD 7,0 mar-23 O'Higgins
PSF La Gamboina PSF La Gamboina SpA gg’:frD 5.0 mar-23 | OHiggins
PFV Malloco Planta Solar Pefiaflor Il PMGD 2,5 mar-23 Metropolitana
SpA Solar
Patricia del Verano Solar Pomerape SpA gl\)/:SrD 9,0 mar-23 Metropolitana
< PMGD
PSF Marafién PSF Santa Isabel SpA Solar 9,0 ene-23 Atacama
REN Millaray Fotovoltaica PMGD 3.0 may-23 La Araucania
SpA Solar
. Parque Solar EI PMGD <
Parque Reconquistador Conquistador SpA Solar 25 may-23 Nuble
o GPG Generacion PMGD . .
PMGD PFV Olivia Distribuida SpA Solar 3,0 jun-23 Coquimbo
PMGD Tallado Sonnedix Metro PMGD 9,0 abr-23 | Antofagasta
Expansion SpA Solar
PMGD Parque Parque Solar Lo Prado PMGD T
Colchagua SpA Solar 2.7 may-23 O'Higgins
PMGD El Jardin Generadora la Calera P!V,IGD 3,0 jun-23 Los Lagos
SpA Diésel
. PMGD .
PMGD Las Dalias Generadora Azul SpA Diésel 3,0 jun-23 Los Lagos
GPG Generacién PMGD . .
PMGD PFV Los Nogales Distribuida SpA Solar 9,0 jun-23 Coquimbo
PMGD Rimini Rimini Solar SpA FMeD | 90 abr-23 | Valparaiso
o GPG Generacién PMGD .
PMGD PFV Olivier Distribuida SpA Solar 2,4 may-23 Coquimbo
. La Independencia Solar PMGD . .
Independencia SpA Solar 2,7 jun-23 Metropolitana
PMGD Clementina CVE Proyecto Veintiuno | - PMGD 6.0 abr-23 Metropolitana
SpA Solar
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