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1 RESUMEN EJECUTIVO 

En Chile existen 27 unidades termoeléctricas de generación a carbón, además de una unidad en 

construcción, que totalizan alrededor de 5.500 MW de potencia instalada de tecnología subcrítica. El 70% 

de la capacidad instalada está localizada en la zona norte del país, donde existe un alto potencial de 

generación solar. Todas las centrales de carbón están instaladas en zonas costeras y utilizan agua del 

Océano Pacífico para su refrigeración. Además, las unidades más antiguas están co-emplazadas con 

unidades que actualmente tienen menos de 10 años de operación. La mayoría de las unidades comparten 

infraestructura de soporte como, por ejemplo, el puerto; ya sea entre ellas o con terceros.  

Recientemente se ha podido observar que el costo nivelado de la generación solar fotovoltaica está siendo 

menor que el costo variable de generación termoeléctrica a carbón. Esto puede llevar a procesos más 

rápidos de integración de energía solar fotovoltaica, especialmente en la zona norte del país. Además, la 

adición de capacidad de energía renovable variable suele ser más veloz que el desarrollo de 

infraestructura de transmisión que es necesaria para transportar la electricidad producida hacia los 

consumos. Por lo tanto, al menos en la zona norte del Sistema Eléctrico Nacional (SEN), las centrales a 

carbón deberán operar de manera más flexible para apoyar en la transición hacia un sistema con menores 

emisiones de gases de efecto invernadero.  

El contexto de desarrollo de centrales a carbón en Chile es muy distinto al contexto internacional. Al año 

2030, el 65% de la capacidad instalada a carbón en el país tendrá 20 años o menos desde la fecha de su 

puesta en servicio, como se muestra en la Figura 1. 

 

Figura 1: Antigüedad de unidades a carbón en Chile al año 2030. Fuente: Elaboración propia. 

En contraste, múltiples centrales a carbón han cerrado o se han reconvertido en Estados Unidos luego de 

perder competitividad en el mercado eléctrico frente a centrales de generación a gas natural debido a la 

baja de precios de este combustible. Además, algunas compañías han decidido cerrar centrales que han 

requerido inversiones significativas para poder cumplir las nuevas regulaciones de emisiones 

atmosféricas. En general, las unidades que se han cerrado han alcanzado, o están próximas a alcanzar, su 

vida útil (Figura 2).  
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Figura 2: Edad de unidades a carbón en los EEUU cerradas entre 2007 y 2016. Fuente: Elaboración propia. 

En Europa, los gobiernos de algunos países se han comprometido a eliminar la generación a carbón 

mediante distintas políticas e instrumentos. Como se observa en la Figura 3, la mayoría de las centrales 

afectadas por compromisos o declaraciones de intención de cierre corresponden a unidades que al 

momento de la fecha de cierre habrán cumplido más de 30 años de operación. Las excepciones son los 

Países Bajos e Italia, que cuentan con capacidad a carbón recientemente instalada, particularmente las 

centrales Maasvlakte 3 (unidades 1 y 2) y Eemshaven (unidades A y B), y las centrales Torrevaldaglia 

(unidades 2, 3 y 4) y Sulcis (unidad 2). 

 

Figura 3: Antigüedad de unidades a carbón en Europa en el año de cierre comprometido1. Fuente: Elaboración propia. 

Al observar el contexto internacional de Europa y Estados Unidos, es posible inferir que solo las centrales 

Maasvlakte 3 y Eemshaven en los Países Bajos, y las centrales Torrevaldaglia y Sulcis en Italia enfrentan 

un contexto, en términos de años de operación esperados al 2030, similar al que enfrentará la mayoría 

                                                           
1 Se incluyen las unidades que operaban al momento en que el gobierno correspondiente anuncia el compromiso. 
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de las unidades a carbón en Chile. No obstante, en la mayoría de los casos se trata de tecnología super 

crítica, por lo que representan una base tecnológica distinta a la presente en Chile.  

En un contexto de alta penetración de energía renovable variable se tendrá una mayor complejidad en la 

programación y operación del sistema eléctrico. En ese contexto, el valor de los activos térmicos se medirá 

de una manera distinta a la histórica; es decir, otras propiedades, adicionales al valor de inversión, costo 

variable a capacidad nominal y emisiones a carga nominal, serán relevantes para definir la competitividad 

de los activos y permitir una operación más económica del sistema eléctrico en su conjunto (Figura 4). 

 

Figura 4: Competitividad de centrales termoeléctricas en un contexto de alta penetración de energía renovable variable. 
Fuente: Elaboración propia. 

Como parte de este reporte se han revisado 13 alternativas de conversión de centrales a carbón y la 

opción de cierre de dichas centrales. Las opciones fueron clasificadas según su nivel de madurez 

tecnológica y comercial. Las opciones maduras han sido clasificadas en dos grupos: aquellas que 

consideran convertir la central a otro combustible (gas o biomasa), ya sea de manera parcial o total, y las 

opciones que reutilizan parte de la infraestructura de la central. Por otra parte, las opciones emergentes 

también fueron clasificadas en dos grupos: las opciones permiten seguir utilizando carbón, pero capturan 

el CO2, y las opciones que aprovechas infraestructura de la central. En cada caso, se ha indicado la 

capacidad de contribuir a la reducción de emisiones de GEI, los cambios en la flexibilidad operacional, el 

costo de inversión y afectación de empleo. 

El alcance de la revisión considera: 

1. Alternativas tecnológicas al retiro y/o reconversión de centrales que únicamente operan con 
carbón como combustible primario. 
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2. Alternativas que contribuyen a la descarbonización y/o que reutilizan infraestructura de las 
unidades existentes de forma significativa2. 

3. Que todos los costos de inversión están expresados en dólares americanos (USD o US$) corregidos 
por inflación a diciembre de 2017 (CPI). 

4. Que los costos y consecuencias operacionales de las alternativas estudiadas son referenciales, 
pues consideran estudios internacionales, documentación de proveedores o casos reales de 
reconversiones en otros países. 

Costos y efectos de reconversiones particulares en la operación de unidades específicas en Chile deben 

ser estudiados en detalle. El análisis realizado sintetiza las características actuales de las opciones de 

conversión. No obstante, se espera que los atributos de las alternativas que hoy son emergentes 

evolucionen en el tiempo, mejorando su rendimiento, disminuyendo sus costos actuales y reduciendo sus 

riesgos de implementación. 

 

  

                                                           
2 A excepción de la alternativa de cierre y desmantelamiento. No se consideraron alternativas que no reutilizan 
infraestructura de una central termoeléctrica a carbón y/o que no contribuyen a la descarbonización. 
 



 

9 
  

2 OBJETIVOS  

La asesoría tiene la intención de recopilar y analizar alternativas tecnológicas para un posible futuro 
aprovechamiento de las actuales unidades de carbón y así crear insumos para las discusiones sobre la 
descarbonización de la matriz eléctrica de Chile. 
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3 INTRODUCCIÓN 

Este reporte se analizan alternativas tecnológicas para un posible futuro aprovechamiento de las actuales 

unidades de carbón con el objeto de facilitar insumos para las discusiones sobre la descarbonización de la 

matriz eléctrica de Chile. 

En la Sección 4 se presentan las dinámicas operacionales emergentes en el Sistema Eléctrico Nacional. Se 

presenta también una discusión sobre los parámetros relevantes al momento de evaluar activos 

termoeléctricos de mayor flexibilidad en el contexto operacional futuro con mayor penetración de energía 

renovable variable. De este análisis se conceptualizan algunos de los requerimientos técnicos que deberán 

cumplir las unidades termoeléctricas que pretendan contribuir de manera eficiente y sustentable a una 

transición hacia una matriz de generación descarbonizada 

Las unidades termoeléctricas a carbón existentes en Chile son presentadas y descritas en la Sección 5. 

Especial énfasis se pone en la caracterización de su ubicación, infraestructura y en un análisis comparativo, 

o benchmark, de sus parámetros tecno-económicos vigentes a agosto de 2018. En adición, se explicita la 

infraestructura que es compartida por más de una unidad de generación y se detallan los sistemas de 

control de emisiones instalados. 

En la Sección 6 se presentan las alternativas de reconversión o cierre de unidades termoeléctricas a carbón 

estudiadas. Las alternativas son analizadas en términos de (1) la reducción de emisiones de CO2 que 

producen en la central, (2) sus efectos en la flexibilidad de la central, (3) sus costos de inversión, (4) su 

madurez tecnológica, (5) el grado de reutilización de infraestructura que permiten y (6) una evaluación 

conceptual de sus impactos sociales locales. Adicionalmente, se presentan casos de referencia de 

reconversiones existentes o proyectos actualmente en construcción a nivel internacional para diversas 

alternativas. 

Finalmente, se exponen las conclusiones del estudio en la Sección 7.   
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4 DINÁMICAS EMERGENTES EN EL MERCADO ELÉCTRICO CHILENO 

El contexto general del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) durante el año 2017 se presenta en la Figura 5. 

Durante el año en cuestión, la generación del sistema eléctrico unificado fue 74 TWh; la demanda máxima 

coincidente fue alrededor de 10 GW; y la máxima rampa de demanda neta3 en una hora fue de 

aproximadamente 900 MW [1]. Debido a la penetración de generación solar fotovoltaica, los costos 

marginales de energía han disminuido durante las horas de sol en toda la zona norte del Sistema Eléctrico 

Nacional (SEN-Norte) 4, llegando a ser persistentemente cero en múltiples barras del sistema durante el 

horario de generación solar debido a congestiones en el sistema de transmisión en la zona. 

 

Figura 5: Contexto del Sistema Eléctrico Nacional durante el año 2017. Fuente: Elaboración propia. 

La demanda de clientes regulados está altamente concentrada en la zona central del país, 

particularmente, el 77% del consumo de energía de clientes regulados se encuentra entre la Región de 

Valparaíso y la Región del Biobío (subestaciones Quillota y Charrúa). En las zonas norte y sur se tiene, en 

partes prácticamente equivalentes, alrededor del 12% de la demanda de clientes regulados del país. Por 

su parte, la demanda de clientes libres está más distribuida, y se encuentra mayoritariamente entre la 

zona central y norte del SEN [2]. 

Actualmente se cuenta con 5.535 MW de generación térmica a carbón (en operación y construcción), 

además de 4.995 MW de generación térmica a gas instalados. Dada las condiciones de mercado del año 

                                                           
3 Demanda neta: demanda menos generación renovable variable (eólica y solar fotovoltaica). 
 
4 Como se indica en la Figura, la zona definida como SEN-Norte incluye el ex Sistema Interconectado del Norte Grande 
(SING) y la zona norte del ex Sistema Interconectado Central (SIC), los que se interconectaron el 21 de noviembre de 
2017, creando el Sistema Eléctrico Nacional (SEN). 
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2017, el 40% de la generación del SEN fue provista por centrales a carbón, siendo la principal fuente de 

generación del país, como se observa en la Figura 6. El 63% de la generación a carbón a nivel nacional se 

produjo en el SEN-Norte. Adicionalmente, un 16% de la energía del sistema fue generada por unidades a 

gas.  

 

Figura 6: Generación diaria en el SEN según fuente durante los años 2017 y 2018 (hasta septiembre). 
Fuente: Elaboración propia. 

Según información reportada a la Superintendencia del Medio Ambiente (SMA) [3], durante el año 2017 

el sector de generación eléctrica emitió un total de 43,5 millones toneladas de CO2, de los cuales casi 36 

millones de toneladas (82%) correspondieron a unidades a carbón. 

Independiente de la capacidad de generación térmica disponible, por otra parte, es posible afirmar que 

el mercado eléctrico chileno ha tenido la capacidad de integrar Energía Renovable Variable (ERV, energía 

solar fotovoltaica y eólica) a una de las tasas más altas, en relación con el tamaño del mercado, en el 

mundo. Durante el 2017, la producción mensual de energía ERV superó el 10%; mientras que en 

septiembre de 2018 practicamente el 14% de la energía fue generada por fuentes ERV. El aporte horario 

de las energías renovables variables ha superado el 30% de la generación en algunas horas del año. 

La generación renovable en la zona norte del sistema eléctrico ha afectado la operación de centrales 

termoeléctricas a carbón y gas. Durante el año 2017 algunas unidades térmicas a carbón del SEN-Norte 

han operado, aproximadamente, entre 40% y 80% del tiempo a mínimo técnico5. El factor de planta anual 

                                                           
5 El mínimo técnico de una unidad se define como la potencia activa bruta mínima con la cual una unidad puede 
operar en forma permanente, segura y estable inyectando energía al sistema eléctrico en forma continua. En el 
artículo 8 del Anexo Técnico de Determinación de Mínimos Técnicos de Unidades Generadoras se indica que el valor 
de mínimo técnico debe ser representativo de las características técnicas propias de las unidades, sin considerar 
restricciones operativas como restricciones del sistema de transmisión, ambientales, convenios de riego, entre otras. 
 
Recientemente se ha trabajado en definir el mínimo nivel de operación con consideraciones ambientales 
(principalmente derivadas de requerimientos de emisiones asociadas al DS 13). Para más información se sugiere 
ǊŜǾƛǎŀǊ Ŝƭ ŜǎǘǳŘƛƻΥ άFlexibilidad de Operación de Centrales Termoeléctricas chilenas con los instrumentos de gestión 
ambiental vigentesέΣ ŘŜǎŀǊǊƻƭƭŀŘƻ ǇƻǊ ƛƴƻŘǵ ǇŀǊŀ Ŝƭ aƛƴƛǎǘŜǊƛƻ ŘŜ 9ƴŜǊƎƝŀ Ŝƭ ŀƷƻ нлмт [4]. 
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de algunas de estas unidades fue incluso menor a 50% el 2017, como se muestra en la Figura 7. El listado 

y una descripción general de las unidades mostradas en esa Figura, se esquematiza más adelante en la 

Figura 19. 

  

Figura 7: Operación de unidades a carbón en el SEN durante el año 2017. Fuente: Elaboración propia. 

De manera similar, las unidades a gas del SEN-Norte han debido operar bajo nuevos modos de operación 

de ciclaje, aunque, en contraste con las unidades de carbón, en algunos casos se trata de encendidos y 

apagados diarios. Para ciertas unidades a gas se observaron entre 90 y 150 partidas durante el año 2017, 

como se muestra en la Figura 8. 
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Figura 8: Operación de unidades a gas en el SEN durante el año 2017. Fuente: Elaboración propia. 

La provisión de reservas para la regulación de frecuencia en el sistema eléctrico es un servicio crítico en 

la operación. Para el contexto de diciembre de 2017, la Figura 9 presenta la necesidad (o requerimiento) 

de reserva en giro y la oferta programada de reserva en giro para regulación de frecuencia6 en el ex-SING 

y ex-SIC. Existen requerimientos particulares de reserva para el Control Automático de Generación (AGC). 

Por ejemplo, para realizar la programación de la operación durante el primer semestre de 2018 el 

Coordinador Eléctrico Nacional ha utilizado las siguientes restricciones para el AGC: en el caso del SEN-

Norte se programan tres unidades que participen en el AGC, con una restricción de rampa mínima 8 

MW/min; para el caso del SEN-Centro-Sur se ha utilizado un requerimiento mínimo de 60 MW.  

 

Figura 9: Necesidad y oferta programada de reservas para regulación de frecuencia en el SEN. Fuente: Elaboración propia. 

Como se puede observar de la Figura 9, la disponibilidad de reserva en giro programada se diferencia 

entre el día y la noche, particularmente en el ex - SING. Dado el nivel de penetración de generación 

renovable ha sido económico operar centrales a carbón a mínimo técnico, creando una sobre oferta de 

                                                           
6 Primaria por contingencia, primaria por regulación y secundaria, todas hacia arriba. 
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reserva secundaria (hacia arriba) en la zona norte del Sistema Eléctrico Nacional durante el día. No 

obstante, la oferta programada para regulación de frecuencia primaria en la misma zona en está más 

ajustada, siendo prácticamente invariante tanto en el día como en la noche (alrededor de 100 MW).  

En este contexto, dada la necesidad de proporcionar reservas al sistema, es necesario observar los 

desafíos de descarbonización de manera zonal, distinguiendo la operación de centrales térmicas de la 

zona norte del Sistema Eléctrico Nacional de las centrales ubicadas en la zona centro y sur del Sistema 

Eléctrico Nacional. 

A modo de ejemplo, la Figura 10 presenta la operación reciente del Sistema Eléctrico Nacional, 

particularmente el 4 de septiembre de 20187. Se ilustra la generación agregada por tipo de tecnología y 

el factor de emisiones estimado a nivel sistémico; la generación solar y eólica por zona; y la generación a 

carbón y gas en la zona norte del sistema eléctrico.  

Durante el día en cuestión, la generación renovable variable (eólica y solar) fue un 11,9% de la generación 

diaria, no obstante, a las 3 pm la generación renovable variable representó un 25% de la demanda8. 

Adicionalmente, el conjunto las centrales a carbón del ex - SIC Norte operaron ciclando entre 171 MW y 

618 MW. Por su parte, las centrales a carbón ubicadas en el ex ς SING, a nivel agregado, operaron ciclando 

entre 889 MW y 2055 MW. En este contexto, cada una de las centrales termoeléctricas operaron entre el 

mínimo nivel de operación que permite el cumplimiento de límites de emisión definidos en los 

instrumentos de gestión ambiental que afectan la operación de la unidad y su potencia nominal. 

Por su parte, las centrales a gas en el norte grande ciclaron en modo prendido y apagado diario, es decir 

se detienen durante la mañana cuando comienza a aumentar la generación solar fotovoltaica y se 

encienden nuevamente al final de la tarde. 

La intensidad de emisiones de CO2 mínima y máxima estimada a nivel de sistema es 0,39 ton/MWh y 0,63 

ton/MWh respectivamente. Por lo tanto, es crítico notar que la intensidad de emisiones estimada durante 

la noche es un 61% superior a la intensidad de emisiones estimada durante el día. 

 

                                                           
7 Día escogido al azar. 
 
8 La generación diaria fue 203 GWh; la demanda máxima 9 GW a las 10 AM; y la demanda neta máxima fue 8,9 GW 
a las 10 PM. La generación renovable variable fue 24,3 GWh (un 11,9% de la generación total diaria). La generación 
renovable variable máxima fue 2,2 GW a las 3pm (un 25% de la demanda a las 3PM). La generación solar fue 14,9 
GWh, la generación solar máxima fue 1,59 GW a las 1PM (17% de la demanda a las 1 PM). La generación eólica fue 
9,4 GWh, la generación eólica máxima fue 609 MW a las 4 PM. 
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Figura 10: Operación SEN ς 4 de septiembre de 2018. Fuente: Elaboración propia. 
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El SEN Norte ha tenido una rápida transformación en 12 meses. La Figura 11 presenta la generación solar 

del SEN Norte durante el 4 de septiembre de 2017 (imagen superior) y 2018 (imagen inferior). En un año, 

se observa un aumento de 37% en la generación solar fotovoltaica durante horario de generación peak9. 

Respecto a la intensidad de emisiones estimada en el SEN Norte, hace un año, durante el día la intensidad 

de emisiones fue 0,52 ton/MWh aproximadamente, y 0,78 ton/MWh durante la noche. Un año después 

la intensidad de emisiones durante el día es 0,35 ton/MWh aproximadamente y 0,88 ton/MWh en la 

noche10. 

 

Figura 11: Comparación de la operación del SEN Norte en 12 meses - indicativo asumiendo operación conjunta el 2017. 
Fuente: Elaboración propia. 

Se espera que los desafíos de flexibilidad se incrementen en el corto plazo11, sobre todo previo a la entrada 

en operación del tercer tramo de la línea Cardones Polpaico. Hacia fines del año 2018 se estima que 100 

MW de generación solar fotovoltaica y 250 MW de generación eólica entrarán en operación en el SEN 

Norte. Por su parte, 341 MW de generación eólica deberían entrar en operación en al sur de subestación 

                                                           
9 El aumento puede estar afectado por el vertimiento de generación solar, presente durante el 2017. 
 
10 Hace un año se observó una menor intensidad de emisiones durante la noche principalmente por generación 
eólica observada durante la noche el día en que se realizó el cálculo. 
 
11 Por desafío de flexibilidad se entiende como la necesidad de variar la generación en una cantidad determinada 
(X), en un tiempo determinado (Y), a un costo también determinado (Z). 
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Charrúa. También, existe un desarrollo creciente de generación solar fotovoltaica menor a 9 MW que está 

siendo instalado de manera distribuida en la zona central y norte del país. 

En el mediano y largo plazo se espera una mayor instalación de generación renovable variable debido 

principalmente a renovación de contratos de clientes libres, entrada en operación de nuevos contratos a 

clientes regulados y la mayor competitividad de la generación renovable variable frente a los costos 

variables de generación a gas y carbón. En este contexto, dada las condiciones de mercado, hacia el año 

2030 se podría tener que hasta un 80% de la generación del país sea provista con energía renovable 

(incluida generación hidroeléctrica en escenario de hidrología húmeda). Esta capacidad adicional de 

generación renovable variable instalada podría hacer que las necesidades de rampa en 1 hora 

prácticamente se tripliquen al año 2026, respecto de los niveles observados el año 201712.  

Adicionalmente, se tiene la intención de contar con holguras de transmisión en el largo plazo, no obstante, 

la tensión existente entre la intención de holgura de transmisión y su definición, la intención de contar 

con eficiencia económica, y rapidez de desarrollo de sistemas renovables variables distribuidos hace que 

el concepto de holgura de transmisión esté en evaluación. 

A nivel internacional se han comenzado a aplicar distintas políticas para reducir emisiones de gases de 

efecto invernadero en el sector eléctrico, entre las cuales se encuentra: prohibición de generar con 

carbón, estándares de emisiones de CO2 (límites de emisiones por unidad de energía producida), mercado 

de permisos de emisiones de gases de efecto invernadero, impuesto a emisiones, acuerdos voluntarios 

público ς privados, o una combinación de ellos. Para ejemplificar un par de escenarios posibles de la 

evolución de la producción de energía eléctrica en Chile, a modo de referencia, la Figura 12 presenta la 

curva de duración de la demanda neta del sistema eléctrico y la generación renovable variable coincidente 

en distintos escenarios (2017, 2021 y 2026).  

La curva de duración de la demanda neta ha sido segmentada de acuerdo con la fuente de generación 

que se utiliza para abastecer dicha demanda (carbón, gas, hidroeléctrica de pasada, hidroeléctrica de 

embalse u otra fuente de generación) [4]. Si bien al año 2021 se espera un fuerte aumento de la 

generación renovable variable, también se espera que a medida que la demanda aumenta, se cuente con 

una mayor utilización de las centrales a carbón existentes y, posiblemente, una menor utilización de 

centrales a gas13. 

En comparación con la generación proyectada al año 2021, la generación a carbón comenzaría a disminuir 

nuevamente hacia el año 2026 debido a una mayor penetración de fuentes de generación renovables 

variables. En caso de implementarse una política de mayor impuesto al CO2, incorporado en el costo 

                                                           
12 No obstante, dada las deferencias de perfiles de generación eólica a lo largo del país, las necesidades efectivas de 
rampa dependerán no sólo de la cantidad de nueva generación renovable que se instale, sino también de qué tipo 
y dónde se instale dicha caǇŀŎƛŘŀŘΦ ałǎ ƛƴŦƻǊƳŀŎƛƽƴ ŜƴΥ άRenewable Energy Integration Opportunities in ChileέΦ 
Presentación realizada por inodú en MIT (mayo 2018) [121]. 
 
13 Bajo el contexto de costos combustibles observados durante el año 2017. No se consideró take-or-pay de gas, es 
decir, gas inflexible a costo variable combustible igual a cero, ni disponibilidad de gas argentino. 
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marginal, una mayor cantidad de generación a carbón podría ser desplazada, en parte, por generación en 

base a gas natural14. Lo anterior implica que mediante una política de impuesto a CO2 apropiadamente 

alineada con el objetivo de reducir emisiones de gases de efecto invernadero, ciertas centrales a carbón 

dejarían de operar por condiciones de mercado. No obstante, mientras no se cuente con otro tipo 

sistemas capaces de proveer servicios de regulación de frecuencia primaria y secundaria en la zona norte 

del SEN, cierto nivel de generación a carbón seguiría siendo necesaria en dicha zona del sistema 

eléctrico15. 

 

Figura 12: Operación del sistema eléctrico en 2017, estimada 2021 y 2026 [4]. 

Tomando como referencia el desarrollo actual y previsible en un periodo de 5 años del parque de 

generación16; del sistema de transmisión; la demanda; la señal de costo de inversión; y el precio de 

energía, potencia y servicios complementarios vigente; la necesidad de abastecer la demanda neta del 

                                                           
14 El nivel de generación a carbón desplazada depende de varios factores, entre ellos, el nivel del impuesto, y el 
precio relativo del gas respecto del carbón. El ejercicio realizado consideró la aplicación de un impuesto a las 
emisiones de CO2 a todas las unidades, independiente de su tamaño. 
 
15 Młǎ ƛƴŦƻǊƳŀŎƛƽƴ ŜƴΥ άRenewable Energy Integration Opportunities in ChileέΦ tǊŜǎŜƴǘŀŎƛƽƴ ǊŜŀƭƛȊŀŘŀ ǇƻǊ ƛƴƻŘǵ Ŝƴ 
MIT (mayo 2018) [121]. 
 
16 Junto a los parámetros técnicos vigentes. 
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sistema eléctrico de manera segura y económica produce que unidades térmicas deban operar en 

frecuentemente a mínimo técnico o de manera intermitente (modo de partida y parada diaria).  

La Figura 13 (imagen izquierda) ilustra, en la parte superior, la curva de consumo específico de una unidad 

a carbón tipo, y en la parte inferior, la operación esperada de una central termoeléctrica a carbón en la 

zona norte de Chile. La figura también presenta el histograma de operación esperado para un periodo de 

un año: en el eje x se presenta el factor de planta horario (en porcentaje) respecto de la capacidad nominal 

de la central. Se espera a futuro una cantidad significativa de horas de operación a mínimo técnico 

(definido, a modo ilustrativo, como el 40% de la potencia nominal de la central), por lo que en un contexto 

de alta disponibilidad de generación solar fotovoltaica es crítico que el mínimo técnico de las centrales a 

carbón sea lo menor posible17.  

Por su parte, la sección derecha de la Figura 13 ilustra un modo de operación probable para central de 

ciclo combinado operando con gas, donde también la operación a mínimo técnico (definido, para esa 

unidad como el 50% de la potencia nominal), sería un modo de operación frecuente, incluso más utilizado 

que el modo de operación a potencia nominal. Al igual que lo indicado para las centrales a carbón, en un 

contexto de alta integración renovable es crítico que el mínimo técnico de las unidades a gas sea lo menor 

posible. 

Considerando los modos de operación esperados, se visualiza que las centrales térmicas comienzan a 

evolucionar hacia un modo de operación donde su valor se encuentra en la opción de complementar a las 

energías renovables variables mediante provisión de reservas y la opción de modificar su nivel de 

producción de manera rápida, competitiva y sostenible en el tiempo. 

Dado los costos actuales de generación solar fotovoltaica, es posible indicar que una mayor penetración 

de energía solar se podría justificar como medida de eficiencia económica para disminuir los costos 

variables de operación y la intensidad de emisiones a nivel de sistema durante las horas de sol, creando 

la necesidad, incluso, de operar, en la medida que sea posible, centrales a carbón en modo de partida y 

parada diaria. Lo indicado anteriormente podría ser un siguiente paso hacia una mayor descarbonización 

del sistema eléctrico, sin cambiar significativamente (reconvertir) los sistemas de generación térmicos 

existentes en el sistema eléctrico chileno.  

 

 

                                                           
17 Teniendo en consideración que el mínimo técnico depende de las condiciones de diseño y prácticas de operación 
vigentes en un momento determinado. Cambios en las condiciones de diseño, mediante inversiones, y/o prácticas 
de operación pueden hacer factible una reducción del mínimo técnico. 
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Figura 13: Factor de planta horario esperado y consumo específico de una central térmica a carbón y CCGT en un año [5]18. 

  

                                                           
18 Pmax: Potencia máxima; Pmin: Potencia mínima o mínimo técnico.  
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Desafío de emisiones de NOx de centrales de ciclo combinado a mínimo técnico 

Los modos de operación más flexibles que se proyectan como necesarios para centrales a gas difieren 

de aquellos esperados en un contexto sin alta penetración de ERNC, como los previstos hace unos años 

y evaluados en el proceso de definición del DS N° 13 y en Resoluciones de Calificación Ambiental; por 

lo tanto, uno de los aspectos críticos que se debe verificar tiene relación con los requerimientos de los 

instrumentos de gestión ambiental asociados a emisiones atmosféricas de NOx (DS 13 y RCAs). 

En este contexto, una operación persistente a mínimo técnico, la exigencia de mínimos técnicos más 

bajos (o mayor turndown de la central), un mayor número de encendidos y apagados, y una menor 

razón de ciclaje producen diversos desafíos que hacen necesaria una revisión de los límites de emisión 

definidos en el DS 13, particularmente en condiciones de partida y detención, y en operación a carga 

parcial de unidades a gas natural19. A modo de ejemplo, la Figura 14 presenta las emisiones típicas de 

una central de gas natural tipo ciclo combinado durante su operación. Los puntos indicados en color 

verde representan una condición de operación en régimen; los puntos en color gris representan 

instantes de partida y detención. Se observa como, durante la condición de operación en régimen, 

particularmente en el rango inferior de potencia de operación hay instantes con mayores emisiones.  

    

 

Figura 14: Emisiones de NOx de una central de ciclo combinado 

Los límites de emisiones durante operación a carga parcial y durante procesos de partida y detención 

son críticos para definir, apropiadamente, los requerimientos de los activos térmicos flexibles que 

                                                           
19 La norma de emisiones para unidades a gas en Estados Unidos y Europa define requerimientos distintos para 
unidades operando a carga parcial. ałǎ ƛƴŦƻǊƳŀŎƛƽƴ Ŝƴ Ŝƭ ŜǎǘǳŘƛƻ άCƭŜȄƛōƛƭƛŘŀŘ ŘŜ hǇŜǊŀŎƛƽƴ ŘŜ Centrales 
¢ŜǊƳƻŜƭŞŎǘǊƛŎŀǎ ŎƘƛƭŜƴŀǎ Ŏƻƴ ƭƻǎ ƛƴǎǘǊǳƳŜƴǘƻǎ ŘŜ ƎŜǎǘƛƽƴ ŀƳōƛŜƴǘŀƭ ǾƛƎŜƴǘŜǎέΣ ŘŜǎŀǊǊƻƭƭŀŘƻ ǇŀǊŀ Ŝƭ aƛƴƛǎǘŜǊƛƻ ŘŜ 
Energía el año 2017 [4]. 
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contribuirán al proceso de transición hacia una matriz con menos emisiones de gases de efecto 

invernadero. Actualmente la restricción de mínimos técnicos de unidades a gas (por ejemplo, U16 y 

Kelar) ha producido, en ciertos días, vertimiento de generación ERNC en la zona norte, es decir, dificulta 

que toda la energía ERNC disponible en ciertos instantes pueda ser inyectada al sistema. 

Para ilustrar el desafío mencionado, en la Figura 15 se presenta el caso de la operación del sistema 

eléctrico nacional el día 14 de octubre de 2018. Si bien, en una primera mirada la operación del día se 

percibe como normal (sección superior de la imagen), entre las 12 y 17 horas no se pudo inyectar toda 

la energía solar fotovoltaica disponible al sistema eléctrico debido, en parte, al requerimiento de 

mínimo nivel de operación con cumplimiento de norma de emisiones de una unidad de ciclo combinado 

durante el día (Kelar). Es crítico notar también que durante las horas de vertimiento el costo marginal 

de energía en la zona norte fue cero, lo que afecta la sostenibilidad económica de las centrales. 

 

Figura 15: Caso de operación del SEN el 14 de octubre ς vertimiento de energía solar. Fuente: Elaboración propia. 
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Desafío de capacidad de rampas de unidades térmicas y coordinación de la operación 

La Figura 16 presenta el caso de la operación del sistema eléctrico nacional el día 12 de octubre de 

2018. 

 

Figura 16: Caso de operación del SEN el 12 de octubre ς vertimiento de energía solar. Fuente: Elaboración propia. 
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Si bien, en una primera mirada la operación del día se percibe como normal (sección superior de la 

imagen), entre las 9 y 11 horas no se pudo inyectar toda la energía solar fotovoltaica disponible al 

sistema eléctrico debido, en parte, a la coordinación de la operación de las unidades a gas (U16) y 

capacidad de rampa para disminuir la generación de unidades térmicas (gas y carbón). 

 

De acuerdo a lo ilustrado en esta sección, en un contexto de alta penetración de energía renovable 

variable se tendrá una mayor complejidad en la programación y operación del sistema eléctrico. Por su 

parte, el valor de los activos térmicos se mide de una manera distinta a la utilizada históricamente; en 

este nuevo contexto, otras propiedades adicionales al valor de inversión, costo variable a capacidad 

nominal y emisiones a carga nominal, son relevantes para definir la competitividad de los activos y 

permitir una operación más económica del sistema eléctrico en su conjunto (Figura 17). 

 

Figura 17: Competitividad de centrales termoeléctricas en un contexto de alta penetración de energía renovable variable. 
Fuente: Elaboración propia. 

Las medidas de performance indicadas en la Figura 17 son críticas al momento de considerar 

competitividad de las opciones de mejora o reconversión de centrales a carbón existentes, posibles de 

implementar tanto en el corto plazo como en el largo plazo. La definición del grado de transformación 

requerido en la planta, y su conveniencia económica, dependerá de factores como la regulación del 

mercado, la estratégia corporativa de la empresa propietaria de la central, las necesidades del sistema 

eléctrico y/o el cliente que se suministrará, la competitividad del mercado, el nivel de desarrollo y 

maduración tecnológica de la alternativa que se considere, la rentabilidad esperada de la central, la 

complejidad de implementación, requerimientos operacionales y costos de operación, la posibilidad de 

evolución, y el impacto ambiental y emisiones de CO2 (Figura 18). 
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Figura 18: Factores que influencian la mejora o reconversión de una unidad 
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5 CENTRALES DE GENERACIÓN ELÉCTRICA A CARBÓN EN CHILE 

Existen 15 centrales de generación termoeléctrica a carbón, distribuidas en 6 comunas a lo largo del país, 

que en conjunto agrupan 28 unidades [6]. En algunos casos, las unidades comparten ciertas instalaciones 

e infraestructura de soporte, por ejemplo: el muelle, la cancha de carbón, la chimenea, la captación y 

descarga de agua, las plantas de tratamiento de agua, vertedero de cenizas, entre otras. Por lo tanto, la 

reconversión o el cierre programado de algunas unidades más antiguas se desarrollará en un terreno 

donde continúa estando operativa otra unidad de generación, generalmente más nueva. 

La Figura 19 muestra la ubicación de unidades de generación a carbón, junto a su capacidad y año de 

puesta en servicio20. Las centrales se ubican en el borde costero del Océano Pacífico debido a las 

condiciones favorables, económicas y de simplicidad operativa, que presenta el borde costero para el 

suministro de carbón. La mayoría de las unidades son de carbón pulverizado subcríticas; sólo dos unidades 

son de tipo lecho fluidizado, lo que les permitiría quemar biomasa realizando modificaciones menores. 

 

Figura 19: Mapa de unidades de generación a carbón operativas y en construcción en Chile. Fuente: Elaboración propia. 

Tomando como referencia la fecha de puesta en servicio de las distintas unidades indicada en la Figura 

19, se determinó la distribución de la vida útil proyectada de las distintas unidades al año 2030 (Figura 

20). Se observa que la mayor parte de la capacidad instalada a carbón tendrá menos de 20 años desde la 

                                                           
20 No se considera la central de Petropower en la región del Biobío porque corresponde a cogeneración. 
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fecha de puesta en servicio. Esta situación que representa un desafío importante respecto al contexto de 

reconversión o cierre de unidades que se observa a nivel internacional en Estados Unidos y Europa. 

 

Figura 20: Edad de unidades a carbón en Chile al año 2030. Fuente: Elaboración propia. 

5.1 Emplazamiento de centrales  termoeléctricas a carbó n en Chile 

En esta sección se presentan diagramas con la estructura de los distintos complejos de generación 

termoeléctrica presentes en el país. 

La Figura 21 presenta una vista superior del Central Térmica Tarapacá, que está emplazada en un terreno 

de 22 hectáreas, ubicado a un costado del Puerto de Collahuasi. Se ubica a 11 km de la caleta de 

Chanavayita y unos 65 km de la ciudad de Iquique. Para la descarga de carbón se utilizan las instalaciones 

de Terminal Marítimo Patache, propiedad de Compañía Minera Coordillera. Posee un vertedero de uso 

exclusivo. 



 

29 
  

 

Figura 21: Central Térmica Tarapacá. Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 22 presenta una vista superior del complejo Tocopilla ς Nueva Tocopilla, donde están 

emplazadas unidades que fueron puestas en servicio en los años ochenta y noventa. Dentro del complejo 

también se ubican unidades a gas (TG1, TG2, TG3 y U16). El complejo está emplazado en una zona 

industrial ubicado en el sector sur de la ciudad de Tocopilla. 

Las unidades de Nueva Tocopilla (AES Gener) comparten la cancha de carbón y muelle con las unidades 

de Tocopilla (Engie). Engie es la propietaria de puerto. Las unidades U12 y U13 comparten la chimenea. 

También comparten la chimenea las unidades U14 y U15. En ambos casos la chimenea tiene 75 metros 

de altura. Las unidades de Engie y AES Gener tienen el vertedero de cenizas en la zona de Barriles. 

  

CTTAR 

Descarga agua refrigeración 

Muelle 

Captación agua refrigeración 

Compañía Minera Cordillera 



 

30 
  

 

Figura 22: Complejo termoeléctrico Tocopilla ς Nueva Tocopilla. Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 23 presenta una vista superior del complejo que agrupa las centrales de Angamos ς Cochrane, 

puestas en servicio el año 2011 y 2016 respectivamente. El complejo está emplazado en un terreno de 88 

hectáreas, ubicado 8 km al noreste de la ciudad de Mejillones, e inmediatamente al sur del Complejo GNL 

Mejillones (1 km). 

 

Figura 23: Complejo termoeléctrico Angamos ς Cochrane. Fuente: Elaboración propia. 
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Las centrales de Angamos y Cochrane comparten el muelle de descarga y cancha de carbón. Las unidades 

Cochrane I y II comparten la chimenea. Las unidades Angamos I y II también comparten la chimenea. En 

ambos casos la chimenea tiene 96 metros. Las centrales tienen un contrato para transferencia de carbón 

con Terminal de Graneles del Norte, filial de Puerto Angamos. Adicionalmente, ambas centrales utilizan 

el vertedero Cerro Gris. 

La Figura 24 presenta una vista superior del complejo que agrupa las centrales de CTM 1, CTM 2, CTA, CTH 

y IEM, puestas en servicio los años 1996, 1998, 2011, 2011 y 2018 respectivamente. El complejo está 

emplazado en un terreno de 75 hectáreas, ubicado 3,5 km al noreste de la ciudad de Mejillones, a un 

costado del complejo termoeléctrico de centrales de ciclo combinado de Gas Atacama. En el lugar también 

se ubica la central CTM3 a gas natural. Las centrales comparten el muelle de descarga de carbón. 

Actualmente, una cancha para almacenamiento de carbón se comparte entre CTM1 y CTM2, y otra para 

CTA y CTH. CTM 1, CTM 2, CTA y CTH comparten el vertedero de CTM. Se proyecta que IEM utilice el 

vertedero en la zona de Cerro Gris. 

Las centrales CTA y CTH son de tipo lecho fluidizado circulante por lo que tienen capacidad de quemar 

biomasa, aunque actualmente operan de maner exclusiva con carbón. La cancha para almacenamiento 

de biomasa instalada en estas centrales es indicada en la Figura 8. 
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Figura 24: Complejo termoeléctrico Mejillones. Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 25 presenta una vista superior del complejo que agrupa las centrales de Guacolda 1, 2, 3, 4 y 5, 

puestas en servicio los años 1996, 1996, 2009, 2010 y 2015 respectivamente. El complejo está en un 

terreno de 31 hectáreas, ubicado a un costado de instalaciones de CAP y 3,6 km de la ciudad de Huasco. 

Todas las unidades comparten el muelle para descarga de carbón y la cancha para su almacenamiento. 

Las unidades I y II de Guacolda comparten una chimenea de 80 metros. Todas las unidades comparten el 

uso del vertedero. 
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Figura 25: Complejo termoeléctrico Guacolda. Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 26 presenta una vista superior del complejo Ventanas, donde hay unidades puestas en servicio 

en 1964 (Ventanas I), 1977 (Ventanas II), Nueva Ventanas (2010) y Campiche (2013). La instalación está 

emplazada en un terreno de 30 hectáreas, ubicado un costado del Puerto Ventanas, a 3,4 km del terminal 

GNL Quintero, 1,0 km de la Fundición de Codelco Ventanas y 400 metros de la localidad de La Greda.  

Para la descarga de carbón se utilizan las instalaciones de Puerto Ventanas, que es propiedad de Sigdo 

Koppers. Las unidades comparten la cancha de carbón y el vertedero Pangue. 

El complejo Ventanas es un caso donde la subestación existente tiene un rol crítico para mitigar efectos 

percibidos asociados al retiro de centrales más antiguas. Si bien el retiro de centrales como Ventanas I y 

Ventanas II podría tener un efecto en el sistema de transmisión de la zonal, generando una percepción de 

necesidad de nuevas inversiones en transmisión; estas necesidades pueden ser mitigadas completamente 

mediante medidas operativas en la subestación Ventanas y subestación Nueva Ventanas que permitan la 

inyección de central Nueva Ventanas, o central Campiche, al sistema de transmisión zonal de 110 kV21.  

                                                           
21 Actualmente las centrales Nueva Ventanas y Campiche inyectan a S/E Nogales, pero subestación Nueva Ventanas 
220 kV tiene una conexión a subestación ventanas 110 kV mediante un transformador de 300 MVA 220/110 kV. 
Fuente: Diagrama Unilineal ex ς SIC 2017. Link:  
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Figura 26: Complejo termoeléctrico Ventanas. Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 27 presenta una vista superior del complejo Bocamina, la cual está inserta en un costado de la 

ciudad de Coronel en un terreno de 17 hectáreas. Las instalaciones comparten una cancha techada de 

carbón. Para la descarga de carbón se utiliza la infraestructura de Portuaria Cabo Froward (del Grupo de 

Empresas Navieras SA). Las unidades de Bocamina comparten el uso del vertedero. 

La Figura 28 presenta una vista superior del complejo Santa María, que está emplazado en un terreno de 

10 hectáreas en el sector sur de la ciudad de Coronel. Para la descarga de carbón se utilizan las 

instalaciones del terminal granelero de la empresa Puerto Coronel. La central Santa María tiene un 

vertedero de uso exclusivo. 

                                                           
https://sic.coordinador.cl/en/informes-y-documentos/fichas/mapa-y-diagrama-unilineal-del-sic/ 

 

Ventanas U1 U2 

Nueva Ventanas Campiche 

 

Cancha de carbón 

Captación agua refrigeración 

Descarga agua refrigeración 

Muelle 

S/E 

https://sic.coordinador.cl/en/informes-y-documentos/fichas/mapa-y-diagrama-unilineal-del-sic/
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Figura 27: Complejo termoeléctrico Bocamina. Fuente: Elaboración propia. 

 

Figura 28: Complejo termoeléctrico Santa María. Fuente: Elaboración propia. 

5.2 Caracterización de unidades termoeléctricas a carbón existentes  

La Figura 29 sintetiza la información de consumo específico a potencia nominal y tiempo de encendido en 

caliente para cada unidad. El tiempo de encendido en caliente se ha segmentado en dos intervalos: el 

tiempo requerido entre la orden de encender y sincronización y el tiempo que toma la unidad, una vez 

sincronizada, en alcanzar su mínimo técnico. Las cinco unidades de menor consumo específico se 
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U2 

 
Almacén de carbón 

Descarga agua refrigeración 

Captación agua refrigeración 

Muelle 

 
S/E 

Santa María de Coronel 

Cancha de carbón 
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encuentran en el rango de 0,352 y 0,376 ton/MWh. Por su parte, las cinco unidades de consumo específico 

más elevado se encuentran en el rango de 0,415 y 0,463 ton/MWh. La mediana es 0,384 ton/MWh. 

En promedio el consumo específico a mínimo técnico para las unidades del ex SING es un 13% superior al 

consumo específico a capacidad nominal, llegando a ser en algunos casos hasta un 23% superior22. 

 

Figura 29: Consumo específico y tiempo de encendido. Fuente: Elaboración propia en base a datos del Coordinador Eléctrico 
Nacional para la programación de la operación en agosto 2018. 

Desde el punto de vista de flexibilidad, la Figura 30 presenta el rango operacional y el rango operacional 

relativo de las distintas unidades23. La estimación se realizó tomando como referencia el mínimo técnico, 

sin considerar capacidad de regulación de frecuencia, reportado por el Coordinador durante septiembre 

de 2018. Se observa que las cinco unidades de mejor desempeño tienen un rango operacional relativo 

entre 70% y 75%. En contraste, las cinco unidades de menor flexibilidad tienen un rango operacional 

relativo entre 31% y 50%.  

                                                           
22 En base a polinomios de consumo específico utilizados por el ex CDEC SING. 
 
23 El rango operacional es la diferencia entre la potencia máxima y la potencia a mínimo técnico de una unidad. El 
rango operacional relativo es el rango operacional dividido por la potencia máxima: 1 ς Pmin/Pmax.  
Cálculos realizados con datos disponibles a agosto de 2018. 
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Figura 30: Rango operacional absoluto y relativo de unidades de carbón. Fuente: Elaboración propia. 

Es posible observar que, en promedio, las unidades del SEN-Norte actualmente tienen un rango 

operacional relativo superior a las unidades del SEN-Sur (62% vs 52%)24.  

Tomando como referencia los costos de carbón y costos variables no combustibles reportados a agosto 

de 2018, la Figura 31 presenta el costo variable de generación de las unidades a carbón25. Las cinco 

unidades de menor costo variable se encuentran en el rango de 36,85 y 42,35 USD/MWh. En contraste, 

las cinco unidades de mayor costo variable se encuentran en el rango de 52,91 y 66,14 USD/MWh. 

Adicionalmente, la figura presenta el costo de partida según la capacidad de las distintas unidades. 

 

Figura 31: Costo variable y costo de encendido. Fuente: Elaboración propia. 

Tomando como referencia la operación durante el año 2017, la Figura 32 presenta la generación anual, el 

factor de planta, el número de partidas observado y la energía que potencialmente podría generar cada 

unidad. 

                                                           
24 Basado en datos publicados a agosto de 2018. 
25 De acuerdo a la legislación vigente, el valor indicado en la figura no incluye el costo del impuesto a emisiones. 
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Figura 32: Energía generada, factor de planta y número de partidas. Fuente: Elaboración propia. 

En función de la información reportada por las compañías en los Informes de Determinación de 

Parámetros para Procesos de Partida y Detención (PPyD) de unidades, y validada por el Coordinador 

Eléctrico, la Figura 33 presenta el tiempo mínimo de operación de las unidades a carbón ubicadas en el 

SEN-Norte. Actualmente, no hay parámetros de tiempo mínimo de operación validado por el Coordinador 

para las unidades del SEN-Sur26. Los tiempos indicados consideran paradas programadas. 

 

Figura 33: Tiempo mínimo de operación. Fuente: Elaboración propia con datos del CEN. 

                                                           
26 Los informes de PPyD de las unidades de .ƻŎŀƳƛƴŀ ŜǎǇŜŎƛŦƛŎŀƴ ǉǳŜ ŜǎǘŜ ǇŀǊłƳŜǘǊƻ άǉǳŜŘŀǊł ŎƻƴŘƛŎƛƻƴŀŘƻ ŀ ƭŀǎ 
ƘƻǊŀǎ ŘŜ ŎƻƳǇŜƴǎŀŎƛƽƴ ǇŀǊŀ ŎǳƳǇƭƛǊ Ŝƭ 5{ bϲмоκммέΦ 9ƭ ƛƴŦƻǊƳŜ ŘŜ ƭŀ ǳƴƛŘŀŘ {ŀƴǘŀ aŀǊƝŀ ŘŜ /ƻǊƻƴŜƭ ƴƻ ƳŜƴŎƛƻƴŀ 
el parámetro de tiempo mínimo de operación. Por último, a la fecha de elaboración de este análisis, no hay informes 
disponibles en la página web del Coordinador sobre los PPyD de las unidades del complejo Ventanas. 
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En relación a aspectos ambientales, las centrales a carbón en Chile retiran, en promedio, 131 m3/MWh de 

agua de mar si poseen un sistema de enfriamiento abierto y 5,7 m3/MWh si el sistema es cerrado27. La 

cantidad de agua requerida para enfriamiento depende del tamaño de la central, su eficiencia, y el tipo 

de sistema de enfriamiento τ independiente del tipo de combustible utilizado. Aproximadamente el 95% 

del agua retirada se utiliza para enfriamiento de la central28. 

La Tabla 1 sintetiza la información disponible de los sistemas de control de emisiones atmosféricas que se 

han instalado como parte de las medidas para cumplir con la norma de emisiones de centrales 

termoeléctricas (DS Nº 13). Por su parte, la Figura 34 sintetiza las emisiones de CO2, NOx, MP y SO2, totales 

anuales y por unidad de energía generada, en cada chimenea asociada a las centrales a carbón existentes. 

Las unidades con mayor intensidad de emisiones por energía generada son la U12 y U13; unidades que 

recientemente se han comprometido a retiro.

                                                           
27 Para una central con sistema de enfriamiento abierto el retiro mínimo de agua observado es 81,5 m3/MWh y el 
retiro máximo es 218,8 m3/MWh. 
 
28 ałǎ ƛƴŦƻǊƳŀŎƛƽƴ Ŝƴ Ŝƭ ŜǎǘǳŘƛƻ ά9ǎǘǳŘƛƻ ŘŜ !ƴǘŜŎŜŘŜƴǘŜǎ ¢ŞŎƴƛŎƻǎΣ 9ŎƻƴƽƳƛŎƻǎΣ bƻǊƳŀǘƛǾƻǎ ȅ !ƳōƛŜƴǘŀƭŜǎ ŘŜ 
¢ŜŎƴƻƭƻƎƝŀǎ ŘŜ /ŜƴǘǊŀƭŜǎ ¢ŜǊƳƻŜƭŞŎǘǊƛŎŀǎ ȅ ǎǳǎ {ƛǎǘŜƳŀǎ ŘŜ wŜŦǊƛƎŜǊŀŎƛƽƴΣέ ŘŜǎŀǊǊollado por inodú para el Ministerio 
de Energía el año 2014.  
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Tabla 1: Sistemas de control de emisiones instalados en las centrales a carbón. Fuente: Elaboración propia en base a encuestas a empresas. 

Unidad Control de MP (Eficiencia, Flujo de diseño) Control de SO2 (Eficiencia, Flujo de diseño) Control de NOx (Eficiencia, Flujo de diseño) 

CTTAR Filtro de mangas (99,6%, 1150k m3/h) FGD  

U12 Filtro de mangas (99,95%, 370k m3/h) FGD seco (87,86%, 450k m3/h) Quemadores Low NOx 

U13 Filtro de mangas (99,95%, 370k m3/h) FGD seco (87,86%, 450k m3/h) Quemadores Low NOx 

U14 Filtro de mangas (99,95%, 570k m3/h) FGD seco (87,86%, 570k m3/h) Quemadores Low NOx 

U15 Filtro de mangas (99,95%, 570k m3/h) FGD seco (87,86%, 570k m3/h) Quemadores Low NOx 

NTO1 Filtro de mangas (45 mg/Nm3 580k Nm3/h) FGD seco (95%, 580km3/h) Quemadores Low NOx (500 mg/m3) 

NTO2 Filtro de mangas (45 mg/Nm3 580k Nm3/h) FGD seco (95%, 580kNm3/h) Quemadores Low NOx (500 mg/m3) 

CCR1 Filtro de mangas (99,9973%, 1228k m3N/h)  FGD seco (90,9441%, 1269k m3N/h) SCR (50%, 785k m3N/h) 

CCR2 Filtro de mangas (99,9973%, 1228k m3N/h) FGD seco (90,9441%, 1269k m3N/h) SCR (50%, 785k m3N/h) 

ANG1 Filtro de mangas (99,99%, 1375k m3/h) FGD (88,6%, 1375k m3/h)  

ANG2 Filtro de mangas (99,99%, 1375k m3/h) FGD (88,6%, 1375k m3/h)  

CTM1 Filtro de mangas (99,95%, 560k m3/h) FGD seco (76,44%, 560k m3/h) Quemadores Low NOx 

CTM2 Filtro de mangas (99,95%, 600k m3/h) FGD seco (76,44%, 600k m3/h) Quemadores Low NOx 

CTA P. Electrostático (99,9%, 520k m3/h) Inyección de caliza (99,9%, 520k m3/h) L. fluidizado mantiene baja T° de caldera. 

CTH P. Electrostático (99,9%, 520k m3/h) Inyección de caliza (99,9%, 520k m3/h) L. fluidizado mantiene baja T° de caldera. 

IEM P. Electrostático o F. de mangas FGD húmedo Quemadores Low NOx y SCR 

Guacolda 1 Filtro de mangas (99,85%, 610km3N/h) FGD seco (91,0%, 610 km3N/h) SCR (89,91%, 610 km3N/h) 

Guacolda 2 Filtro de mangas (99,85%, 610km3N/h) FGD seco (91,0%, 610 km3N/h) n/a 

Guacolda 3 P. Electrostático (99,85%, 638k m3N /h) FGD húmedo (90,5%*, 618k m3N/h) Quemadores Low NOx (30%**) 

Guacolda 4 Filtro de mangas (99,85%, 610k m3N/h) FGD seco (87,5%, 610k m3N/h) SCR (83%, 567k m3/h) 

Guacolda 5 P. Electrostático (99,9%, 617km3N/h) FGD húmedo (90,5***, 572k m3N/h) SCR (83,30%, 463k m3N/h) 

Ventanas 1 Filtro de mangas (99,9%, 500k m3/h) FGD CDS (90%, 500k m3/h) Quemadores Low NOx (~50%) 

Ventanas 2 Filtro de mangas (99,9%, 1055k m3/h) FGD SW (80%, 1055k m3/h) Quemadores Low NOx (45%, 1095k m3/h) 

Nueva Ventanas Filtro de mangas (99,99%, 936k m3/h) FGD SDA (74,5%, 912k m3/h) Quemadores Low NOx (50%, 936k m3/h) 

Campiche Filtro de mangas (99,99%, 936k m3/h) FGD SDA (74,5%, 912k m3/h) Quemadores Low NOx (50%, 936k m3/h) 

Bocamina 1 Filtro de mangas (99%, 700k m3/h) FGD SDA   

Bocamina 2 Filtro de mangas (99%, 1303 m3/h) FGD (98%, 1215k m3/h)  

Santa María P. Electrostático (99,7%, 1500 m3/h) FGD húmedo (78%, 1500k m3/h) Quemadores Low NOx (50%, 1500k m3/h) 
 

SCR: Selective Catalyst Reduction 
FGD: Flue Gas Desulphurization 
SW: Sea Water 
SDA: Spray-dry Absorber 
CDS: Circulating Dry Scrubber 

* valor garantizado de 10.8 t/d a la salida.  
** valor garantizado de 8.8 t/d a la salida.  
*** valor garantizado de 200 mg/m3N a la salida, base seca. 
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Figura 34: Emisiones de las unidades a carbón durante el año 2017. Fuente: Elaboración propia con datos reportados por la SMA. 
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6 ALTERNATIVAS DE CONVERSIÓN, CIERRE Y/O REUTILIZACIÓN DE 

CENTRALES A CARBÓN 

En este estudio se revisan en distinto nivel de detalle 15 alternativas de cierre y/o reconversión de 

centrales a carbón. Tres alternativas tienen relación a la conversión parcial o total de una central a uso de 

gas natural. Dos opciones están relacionadas al uso parcial o total de biomasa. Se consideró también la 

opción de conversión total a uso de residuos sólidos domiciliarios, desalación de agua de mar, 

cogeneración de hidrógeno y electricidad, uso de sistemas de captura y secuestro de emisiones de CO2, 

utilizar la instalación para emplazar motores a gas, sistemas de almacenamiento de corto plazo (baterías), 

sistemas de almacenamiento mediante aire comprimido, y desarrollo de sistemas híbridos mediante 

sistemas de almacenamiento de larga duración con sales fundidas. 

Las alternativas fueron analizadas en términos de costos de inversión, estimación de reducción de 

emisiones de GEI en la unidad, cambios en los impactos ambientales locales y cambios en la flexibilidad 

operacional de la unidad convertida. La evaluación presentada en esta Sección se realizó en base a los 

casos y estudios internacionales consultados, considerando el contexto de mercado actual y futuro 

descrito en la Sección 4. 

Para el contexto de este estudio, se considera que la reutilización de infraestructura de una central es un 

factor importante, por lo que todas las alternativas mencionadas consideran la utilización parcial o total 

de la infraestructura asociada a una central existente29. Como se ha indicado, en una central 

termoeléctrica a carbón se pueden compartir estructuras que son funcionales a las múltiples unidades de 

generación que forman parte de una central. Parte de las instalaciones y servicios compartidos se ilutran 

en la Figura 35. 

                                                           
29 A excepción de la alternativa de cierre y desmantelamiento. No se consideraron alternativas que no reutilizan 
infraestructura de una central termoeléctrica a carbón y/o que no contribuyen a la descarbonización. 
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Figura 35: Componentes generales de una central a carbón. Fuente: Elaboración propia. 

La evaluación y estimación de reducción de emisiones de GEI, cambios en la flexibilidad operacional, costo 

de inversión y grado de reutilización de infraestructura es altamente dependiente del caso específico de 

la central que se desea evaluar. En este estudio se describen referencias internacionales sobre distintos 

tipos de casos; por una parte, se tiene estudios o casos de centrales termoeléctricas que se reconvierten 

o cierran por completo todas sus unidades, por otra parte, se tiene casos donde se reconvierte solo una 

unidad de la central. Los atributos estimados para una alternativa cambian si es que se considera una 

reconversión o cierre de distinto número de unidades30. 

Se analiza de manera cualitativa el impacto de cada alternativa de conversión sobre los aspectos técnicos 

y operacionales que a su vez determinan el valor de señales económicas en el mercado de generación de 

energía. En particular, se discute el impacto de cada conversión sobre la eficiencia de la unidad y se 

presentan los desafíos asociados al costo del nuevo combustible a utilizar, ambos factores que impactan 

en el Costo Variable Combustible. 

Además, se discute el impacto de las alternativas de conversión sobre los costos de abatimiento de 

emisiones y sobre otros costos variables de operación y mantenimiento, ambos factores que determinan 

el Costo Variable No-Combustible de una unidad.  

El impacto de una conversión sobre las dos señales económicas mencionadas anteriormente es crítico de 

analizar en un contexto de mercado que contempla un despacho centralizado determinado por costos 

variables auditados, pues la competitividad de una unidad estará fuertemente influenciada por su Costo 

                                                           
30 Pueden existir economías de escala o diluciones de costos de inversión/fijos cuando se reconvierta mayor número 
de unidades en una misma central. También puede cambiar el grado de aprovechamiento de infraestructura. 
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Variable de producción. El costo variable de producción es la suma entre el costo variable combustible y 

el costo variable no combustible. 

Es importante notar que el impuesto vigente sobre las emisiones de CO2 provenientes de fuentes térmicas 

fijas mayores a 50 MW térmicos se determina de forma anual ex-post a las operaciones del sistema 

eléctrico. Por lo tanto, no se incluye actualmente en la señal económica de Costo Variable que influencia 

la competitividad de una unidad en el despacho del mercado eléctrico.  

 

6.1 Conversión de centrales existentes a otros combustibles  

Dentro de las alternativas estudiadas, la conversión a uso de gas natural y biomasa cuentan con el 

potencial de reutilizar la caldera existente de una unidad a carbón y se encuentran tecnológicamente 

maduras. En la Sección 6.1.1 se presentan los principales aspectos a tener en cuenta al momento de 

decidir reutilizar una caldera existente bajo una de estas alternativas. 

La factibilidad de convertir una unidad de generación de carbón a biomasa o gas natural depende de las 

restricciones que genera la infraestructura de soporte existente en Chile para suministrar dicho 

combustible. Estas restricciones se presentan en la Sección 6.1.2. 

A continuación, se desarrollan 5 alternativas de conversión de centrales existentes: 

Combustible 

Primario 
# Tipo de conversión 

 

Gas Natural 

1a Conversión total a gas natural 

1b Co-combustión de carbón y gas natural 

1c Uso de gas natural en operación a mínimo técnico y partidas 

Biomasa 
2a Conversión total a biomasa forestal 

2b Co-combustión de carbón y biomasa forestal 

 

6.1.1 Desafíos en la reutiliza ción  de calderas heredadas  

En la Sección 5 se describen las unidades a carbón instaladas en el país. Es crítico notar que cada unidad 

es diferente. Incluso las unidades ŘŜ ǎƛƳƛƭŀǊ ŎŀǇŀŎƛŘŀŘΣ ǇŜǊŎƛōƛŘŀǎ ŎƻƳƻ άduplicadasέ ǇƻǊ ŜǎǘŀǊ instaladas 

una junto a la otra en una misma central tienen diferencias en su rendimiento y operación. Esto se debe 

a las características particulares de cada caldera y a las diferencias y variabilidad del combustible utilizado. 

Por lo tanto, ante una potencial modificación de una central se recomienda contactar al fabricante de la 

caldera de cada unidad para que este realice una evaluación del diseño que permita minimizar desafíos 

que afecten significativamente el costo de una reconversión y posibles efectos en el rendimiento.  
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Las calderas están diseñadas teniendo en cuenta un tipo de combustible en particular31. En la Figura 36 se 

ilustra cómo cambia el tamaño del hogar de una caldera ςlugar donde ocurre la combustión y 

transferencia de calor por radiaciónς dependiendo del tipo de combustible a utilizar [7] [8]. 

Adicionalmente, si durante la etapa de diseño el propietario de la central a carbón solicita considerar la 

operación con más de un tipo de carbón, el diseñador probablemente considerará las características del 

combustible de peor calidad. Por este motivo, la caldera de una unidad que quema carbón bituminoso es 

considerablemente más pequeña que una caldera en que se quema carbón de lignito para la misma 

potencia. Lo indicado anteriormente tiene implicancias al momento de evaluar la conversión de tipo de 

combustible o incluso para quemado simultáneo de dos tipos de combustible. 

 

Figura 36 : Diferencias en tamaños del hogar de una caldera que utilice quemadores para distintos combustibles. 
Fuente: Elaboración propia en base a [7] [8]. 

Además de la forma y tamaño del hogar, también pueden requerirse cambios relevantes en la estructura 

de una caldera al cambiar el tipo de combustible a combustionar. En la Figura 37 se presenta un esquema 

con las diferencias constructivas generales de calderas de carbón pulverizado, biomasa y gas natural. 

                                                           
31 Se considera, entre otros, los siguientes aspectos para una caldera a carbón [6]: A medida que disminuye la calidad 
del carbón, se debe aumentar el área de hogar y la altura vertical; para obtener el tiempo de retención adecuado 
para la combustión, se debe considerar una altura adecuada entre la fila superior de los quemadores y la salida del 
hogar; para minimizar la deposición y el ensuciamiento de los bancos de tubos, se debe considerar suficiente 
superficie de transferencia de calor en la pared para permitir el enfriamiento del gas de combustión para que las 
cenizas volantes se solidifiquen antes de que entren en el primer banco de tubos; etc. 
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Figura 37: Diferencias estructurales entre una caldera de carbón pulverizado y calderas de biomasa y gas natural. Fuente: [9]. 

Incluso para cambios menores, como la co-combustión en baja proporción de otros combustibles además 

del carbón, existen factores específicos a cada caldera en los que dependerá el costo de reconversión y la 

resultante flexibilidad y eficiencia. Por ejemplo, el tipo y distribución de los quemadores en una caldera 

de carbón pulverizado tiene un impacto en el costo de conversión. La Figura 38 ilustra las distintas 

configuraciones generales de quemadores. 
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Figura 38: Configuraciones posibles de quemadores en una caldera de carbón pulverizado. Fuente: [10]. 

Por lo tanto, el costo de conversión de una caldera de carbón pulverizado a un combustible no 

contemplado en la etapa de diseño es afectado por los siguientes factores: 

¶ Estructura de la caldera: 

o Tamaño y estructura de la caldera. 

o Configuración y tipo de quemadores. 

o Estructura y capacidad de la unidad de convexión. 

¶ Proveedor de la caldera. 

¶ Año de instalación y estado de mantención. 

¶ La zona donde está instalada la planta: 

o Costos y productividad de mano de obra local. 

o Actividad sísmica. 

Sobre estos factores también depende la eficiencia y capacidad de generación resultantes luego de una 

reconversión de una unidad de carbón a otro combustible. 
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6.1.2 Infraestructura  existente  de suministro de gas natural y biomasa  

La infraestructura existente en Chile para suministrar gas y biomasa es un factor crítico en la 

determinación de la factibilidad de convertir una central existente de carbón a cualquiera de las 

alternativas mencionadas. En esta sección se sintetiza la relación entre la ubicación de las centrales 

existentes, la infraestructura de gasoductos, y la distribución de la industria forestal primaria.  Más 

detalles se pueden encontrar en el Anexo A. 

Distribución de gas natural 

Durante los últimos años, el gas natural en Chile ha sido importado principalmente en forma de Gas 

Natural Licuado (GNL), el que se recibe y almacena en los terminales de Mejillones y Quintero. Existen 

gasoductos para distribuir el gas natural que llega a los terminales hacia sus puntos de consumo. La red 

de gasoductos también está interconectada con Argentina, país desde el que recientemente han 

comenzado importaciones de gas natural extraído de sus reservas de shale gas [11]. La disponibilidad de 

largo plazo de gas natural argentino actualmente es incierta y depende de la producción futura de gas en 

dicho país, el que cuenta con una de las mayores reservas de shale gas del mundo. 

La mayoría de las centrales a carbón existentes están emplazadas en las inmediaciones de un gasoducto, 

o incluso limitan con uno. Esto es de crítica importancia, porque la necesidad de construir un gasoducto 

para el suministro de una central convertida puede determinar la factibilidad económica de un proyecto 

de conversión. Las únicas centrales que no están emplazadas en las inmediaciones de un gasoducto son 

las centrales Tarapacá y Guacolda. 

Información específica sobre los gasoductos ubicados cerca de centrales existentes y mapas de su 

ubicación pueden encontrarse en el Anexo A. Comentarios sobre impactos del costo del nuevo 

combustible en los costos variables de operación de una central convertida se incluyen en las Secciones 

que describen las alternativas. 

El uso de Gas Licuado de Petróleo (GLP), en reemplazo de GNL, en la conversión de calderas de carbón a 

gas no está limitado por aspectos técnicos de su quemado. Su potencial potencial uso depende del acceso 

y costo, comparado al gas natural. En Chile, actualmente más del 80% del GLP es importado. 

Distribución de biomasa forestal 

Se considera que la biomasa forestal disponible actualmente en Chile consiste mayoritariamente de 

desechos de la industria forestal en forma de aserrín y corteza; desechos del esquema de producción 

integrado de dicha industria, que produce madera, paneles, celulosa y energía.  

Los costos de transporte dependen en gran medida de la distancia de transporte y de la densidad 

energética de la biomasa, la que depende de su fuente y humedad. Para la combustión en calderas se 

puede utilizar biomasa no tratada (corteza y aserrín) con una humedad típica de entre 35 y 50% en peso, 
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o biomasa tratada en forma de pellet blando o duro32, los que pueden incluso llegar a presentar humedad 

despreciable. Cuando la biomasa se trasladada distancias significativas, usualmente se considera su 

peletización, lo que requiere la instalación de plantas de peletizado. Entonces, los costos de biomasa 

dependen de las zonas con disponibilidad de desechos forestales, existencia de plantas de peletizado y la 

logística del transporte. Algunos factores que afectan el costo de suministro de biomasa se esquematizan 

en la Figura 39. 

 

Figura 39: Comportamiento del costo de suministro de biomasa y variables que lo afectan. Fuente: Elaboración propia. 

Las centrales de generación localizadas en áreas de alta concentración y explotación de bosque 

minimizarían los costos de recolección, traslado y el impacto ambiental del transporte de la biomasa.  Por 

ejemplo, la planta Lautaro de Comasa tiene una capacidad de 47 MWe y opera completamente con una 

mezcla de residuos forestales y agrícolas. Su estrategia de suministro es comprar los residuos dentro de 

un área de influencia, los que se transportan en camiones hacia la central. 

Si se considera la distribución de biomasa forestal en el país mostrada en el Anexo A, se puede observar, 

de manera preliminar, que las centrales ubicadas en Coronel podrían posiblemente obtener un suministro 

de biomasa forestal sin la necesidad de peletizado. Sin embargo, es necesario evaluar si se puede disponer 

de biomasa suficiente y el costo de producción, recolección, almacenamiento y transporte de biomasa en 

cantidades suficientes para producir electricidad a potencia nominal de la unidad, en caso de una 

conversión total33. 

                                                           
32 El pellet blando es simplemente biomasa comprimida en forma de pellet. En su manejo puede requerir un sistema 
de control de polvo, protección a la lluvia y el uso de sistemas separados de recepción y molienda. 
 
El pellet duro puede ser madera secada a niveles muy bajos de humedad y luego comprimido, o madera torrefactada 
mediante un proceso termoquímico realizado a 200ς300ºC y un tiempo de residencia de 1 hora, que forma un pellet 
duro impermeable a la humedad, el que puede pulverizarse como el carbón. 
 
33 Teniendo en consideración la cantidad de biomasa/día requerida para una operación continua de una central de 
generación, se requiere desarrollar plantaciones forestales de un tamaño mínimo que permitan el ciclo de 
crecimiento del árbol de 15 ς 17 años, edad estimada para que un árbol como el pino o el eucaliptus logren un 
tamaño económicamente explotable (diámetro y densidad). La tasa de crecimiento del árbol depende en gran 
medida de la especie y del medio ambiente (disponibilidad de agua). Similar estrategia se desarrolla en la industria 
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En general, la disponibilidad de biomasa forestal debe estar asociada a contratos de largo plazo que 

permitan asegurar un suministro mínimo para la recuperación del capital de la inversión. Además, si se 

pretende realizar una conversión para disminuir emisiones de GEI para combatir el cambio climático, se 

debe asegurar que la cadena de suministro de la biomasa sea sustentable, para que las emisiones de 

carbono producidas en su combustión sean efectiva y prontamente capturadas y fijadas en nueva 

vegetación.34 

6.1.3 Conversión parcial o total a gas natural  

El costo de construcción de un gasoducto para el suministro de combustible de una central puede ser 

comparativamente alto en comparación al costo de modificación de una caldera en una unidad a carbón 

para el uso de gas natural como combustible. Por lo tanto, en esta sección solo se presentan casos 

referenciales que consideran unidades ubicadas en la vecindad de un gasoducto y con un suministro de 

gas natural suficiente. 

En esta sección se presentan tres alternativas de conversión de una central de carbón para el uso de gas 

natural, las que difieren principalmente en la cantidad de suministro de gas requerido para su operación, 

el alcance de las modificaciones a la caldera, y el modo de operación en que se utiliza el gas natural: 

1. Conversión total a gas: Esta opción considera convertir la unidad para poder operar hasta carga 

nominal con gas natural. Requiere comparativamente mayores cambios e inversión que las 

alternativas anteriores. Esta conversión se puede implementar de forma que la unidad también pueda 

seguir combustionando carbón, lo que otorga flexibilidad operacional de largo plazo para cambiar de 

combustible. Los costos y comportamiento operacional luego de una conversión total a gas son 

altamente dependientes de las características de cada caldera específica, por lo que cada unidad debe 

analizarse detalladamente antes de desarrollar una conversión. 

 

2. Co-combustión de gas y carbón: Existe la posibilidad de utilizar gas natural en los procesos de partida 

de la unidad, en operación a mínimo técnico y en una pequeña proporción respecto al carbón, durante 

operación a cargas más altas. Esta opción incluye la capacidad de variar la proporción de ambos 

combustibles hasta cierto límite35, lo que otorga flexibilidad en el uso de combustible para cambiar su 

proporción dependiendo de su disponibilidad y costo relativo. 

                                                           
forestal (madera, paneles, celulosa) que deben tener plantaciones para la operación de las plantas en un régimen 
de funcionamiento continuo máximo. Estas plantaciones deben considerar en su tamaño los riesgos de incendio. 
 
34 En algunos contextos, como el de UK, se ha indicado que el uso de biomasa para reemplazar generación a carbón 
no sería una medida efectiva para combatir el cambio climático. Más información en: 
https://mitsloan.mit.edu/press/displacing-coal-wood-power-generation-will-worsen-climate-change-say-mit-
umass-lowell-and 
 
35 Usualmente la proporción gas/carbón en co-combustión es baja. Si bien es factible realizar una conversión para la 
co-combustión con proporciones más altas de gas, no se ha encontrado documentación de experiencias de este tipo 
en este estudio. Es posible que la falta de experiencias con fracciones altas de co-combustión de gas se deba a que 
la unidad reconvertida puede perder potencia de generación con fracciones altas de gas/carbón, como se explica 

https://mitsloan.mit.edu/press/displacing-coal-wood-power-generation-will-worsen-climate-change-say-mit-umass-lowell-and
https://mitsloan.mit.edu/press/displacing-coal-wood-power-generation-will-worsen-climate-change-say-mit-umass-lowell-and


 

51 
  

 

3. Uso de gas natural en operación a mínimo técnico y partidas: La capacidad de utilizar gas natural 

solo durante procesos de encendido y en operación a mínimo técnico de una unidad a carbón requiere 

cambios menores a la unidad, en comparación a convertir la unidad para permitir la co-combustión 

de gas y carbón en operación a cargas más altas. En algunos casos, es posible operar exclusivamente 

con gas natural en mínimo técnico solo con la adición de ignitores y algunos quemadores de gas. 

En un proceso de conversión los principales sistemas que se tienen que modificar son los quemadores, las 

cajas de aire, las cañerías y, potencialmente, las partes de presión (sobrecalentador). Además, se deben 

agregar los sistemas de alimentación de combustible. 

Las modificaciones más importantes que deben considerarse en un proceso de conversión a gas natural 

son la instalación de una nueva estación de medida y reducción de presión de gas, junto al piping 

necesario para distribuirlo al interior de la central. Además, se debe instalar una estación de alimentación 

de gas a los quemadores de la caldera. Estas instalaciones se operan con normas de seguridad más 

exigentes que las de manejo de carbón. 

Por otra parte, se deben agregar nuevos quemadores o reemplazar los quemadores existentes para 

permitir la combustión de gas natural. Distintas opciones (o una combinación de ellas), que permiten la 

combustión de carbón y gas natural en distintas proporciones, son aplicables a distintos tipos de caldera 

y tienen distinto costo de inversión. Las opciones generalmente consideradas son: 

Á Agregar quemadores piloto de gas en los quemadores de carbón existentes. Estos quemadores 

piloto se pueden utilizar para encender, apoyar y mantener la llama de un quemador principal36. 

 

Á Agregar quemadores de gas adicionales a los quemadores de carbón pulverizado existentes. 

Dependiendo de la configuración de los quemadores de carbón existentes, los nuevos 

quemadores de gas adicionales podrían requerir distinta inversión y podrían ser más difíciles de 

instalar37. Esta opción permite el uso de gas en encendidos y en mínimo técnico, además de co-

combustión en bajas proporciones gas/carbón. 

 

                                                           
más adelante en esta Sección. Es posible mantener la capacidad de la unidad al utilizar fracciones altas gas/carbón, 
aunque esto requiere una transformación de mayor costo. 
36 Mayores detalles sobre ignitores, quemadores piloto y quemadores principales se puede encontrar en 
https://www.eecpowerindia.com/codelibrary/ckeditor/ckfinder/userfiles/files/EEC-
GIZ_sli_Ignition_Scanner_Camera-RZ.pdf. 
 
37 Para calderas de quemado tangencial, las cajas de aire όǘŀƳōƛŞƴ ƭƭŀƳŀŘŀǎ άŎłƳŀǊŀǎ ǇƭŜƴŀǎέ όƻ Ŝƴ ƛƴƎƭŞǎΣ 
windboxes) que tienen instalados los quemadores y boquillas de aire están instaladas en las esquinas de la caldera, 
normalmente hay espacio para agregar quemadores de gas en las ubicaciones de aire secundario de la caja de aire. 
Para las unidades con quemadores de pared, la situación es un poco diferente. En estas unidades, las boquillas de 
carbón son como verdaderos quemadores individuales. Instalar quemadores de gas en la misma pared puede 
resultar más difícil sin alterar el patrón de quemadores existentes, sin embargo, se puede utilizar la pared opuesta. 
En cualquiera de los dos casos, la transformación es más extensa que en el caso de existir quemadores tangenciales. 
 

https://www.eecpowerindia.com/codelibrary/ckeditor/ckfinder/userfiles/files/EEC-GIZ_sli_Ignition_Scanner_Camera-RZ.pdf
https://www.eecpowerindia.com/codelibrary/ckeditor/ckfinder/userfiles/files/EEC-GIZ_sli_Ignition_Scanner_Camera-RZ.pdf
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Á Reemplazar algunos o todos los quemadores de carbón pulverizado por quemadores de gas. En 

este caso, los nuevos quemadores de gas no pueden quemar carbón. Esta opción típicamente se 

considera para la co-combustión gas/carbón en calderas que no tienen suficiente espacio para 

agregar quemadores de gas adicionales a los existentes de carbón, o en casos en que se quiere 

convertir una unidad totalmente a gas natural sin la posibilidad de volver a utilizar carbón. 

 

Á Reemplazar algunos o todos los quemadores de carbón pulverizado por quemadores duales, los 

que pueden ajustarse a utilizar tanto gas como carbón. Esta opción permite una mayor flexibilidad 

operacional, pues se puede elegir el combustible a utilizar. Dependiendo del número de 

quemadores duales instalados, esta opción puede permitir co-combustión de gas y carbón o la 

utilización únicamente de gas o carbón en distintos periodos de operación. 

Independiente de la nueva configuración de quemadores en una unidad convertida, se debe reajustar el 

sistema de control de quemadores (Burner Management System) para que los quemadores produzcan 

una combustión eficiente y segura. Este reajuste también debe considerar la combustión de gas con bajas 

emisiones (low NOx burning). 

Se debe considerar que, en general, la potencia eléctrica generada por la unidad disminuirá en cierta 

medida después de una conversión para el uso de gas natural. Usualmente, el hogar de una caldera de 

carbón queda sobredimensionado cuando se utiliza gas natural, por lo que la temperatura de los gases 

que entran en contacto con el sobrecalentador de la caldera es mayor que en operación con carbón [12]38. 

Esto arriesga daño a algunas partes de la caldera, lo que obliga a operar con un menor flujo de combustible 

que cuando se opera solo con carbón. En última instancia, esto implica que no se podrá alcanzar la misma 

potencia eléctrica máxima. Para conversiones totales a gas, se puede evitar la disminución de la potencia 

de la unidad haciendo modificaciones mayores a la caldera, pero esto requiere una inversión mayor. 

Generalmente, co-combustionar gas natural en una caldera a carbón produce una leve disminución de la 

eficiencia de la unidad [12]. El gas natural tiene un mayor contenido de hidrógeno respecto al carbón, por 

lo que se produce más vapor de agua cuando se combustiona, lo que enfría los gases de la combustión. 

La eficiencia de la unidad podría disminuir entre un 2 a 3% para mezclas de hasta 50% de gas y carbón, 

como se explica en el Anexo B. En el caso de una conversión total a gas natural se podría esperar una 

disminucion de hasta 5% en la eficiencia neta de la unidad [13]. 

Respecto al posible efecto que una conversión parcial o total a gas natural pueda tener en el empleo, 

acotado a la central de generación, no se anticipan efectos significativos respecto de los que podrían 

esperarse en el caso base (sin conversión). El caso de la conversión total a gas natural puede significar un 

                                                           
38 Los principales motivos son: (1) Para la combustión de gas natural, la combustión suele ser mucho más rápida que 
la combustión de carbón, por lo que no se requiere una caldera del mismo tamaño. (2) Poca ceniza recubre las 
paredes del hogar durante la operación. (3) La densidad del gas de combustión para una unidad de carbón típica es 
mayor que la de una unidad de gas natural típica (1.010 lb/MMBTU en comparación con 879 lb/MMBTU). (4) La 
llama de gas natural es de mayor temperatura. Todos estos factores aumentan la transferencia de calor por radiación 
en el hogar de la caldera. 
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efecto algo mayor debido a cambios en la gestión de combustible (no se requiere carbón) y equipo de 

abatimiento de emisiones. 

6.1.3.1 Alternativa 1a ɀ Conversión total a gas natural  

Una alternativa para reducir la intensidad de emisiones de GEI de una unidad a carbón durante su 

operación es la conversión de la unidad para que utilice únicamente gas natural como combustible. A nivel 

internacional, existen múltiples casos de conversión de centrales de carbón para permitir la co-

combustión de gas natural y carbón, pero existen pocos casos de conversiones totales a uso de gas. Estos 

casos están concentrados en los EEUU debido a un contexto de bajos precios de gas natural y nueva 

regulación de emisiones en termoeléctricas. El costo de inversión de esta conversión es influenciado por 

posibles modificaciones mayores en la caldera, que dependerán de cada unidad específica39. La 

factibilidad técnica de realizar la conversión también debe ser evaluada en estudios detallados para cada 

unidad específica. 

Como se indica en la Sección 6.1.3, la conversión completa a gas se puede implementar de distintas 

formas. Una opción es cambiar todos los quemadores de carbón por quemadores de gas, o eliminar los 

quemadores de carbón e instalar nuevos quemadores de gas, pero se pierde la capacidad de volver a 

utilizar carbón en un futuro. Otra opción es reemplazar los quemadores de carbón por quemadores 

duales, que permiten flexibilidad en el combustible utilizado. La Tabla 2 presenta a modo referencial una 

estimación de costos para experiencias de conversión con quemadores duales, que es la experiencia más 

común. 

La Tabla 3 muestra los efectos esperables en parámetros de desempeño ambiental causados por la 

conversión total a gas. Estos son efectos que en general se han observado en experiencias de conversión, 

pero unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

 

 

 

 

 

                                                           
39 En una conversión completa, entre otros, se tienen que considerar los siguientes cambios operacionales: 

Á Posible aumento en el flujo de agua del atomizador en el atemperador del SH y/o del RH, 
Á Posible aumento en el flujo volumétrico de aire del ventilador de tiro forzado. 
Á Las temperaturas de vapor de salida de SH y RH pueden no alcanzarse en algunos casos, para lo cual pude ser necesario 

modificar el SH y RH. 
Á Las temperaturas de los tubos de metal para las superficies de calentamiento de la caldera podrían ser más altas de lo 

permitido, por lo que podría ser necesario modificar los tubos o reemplazarlos.  
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Tabla 2: Costos de conversión total de caldera para utilizar gas natural. 

Tipo de 

Costo 
Fuente Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Estudio 

conceptual 

de Sargent & 

Lundy [14]. 

50 

Unidad base de 350 MWe brutos, subcrítica. No incluye modificaciones a 

la caldera para mantener la potencia de generación eléctrica. La potencia 

baja a 245 MW brutos después de la conversión. Excluye instalación de 

sistemas de alimentación y distribución de gas natural en la central. 

Estudio 

conceptual 

de Sargent & 

Lundy [14]. 

60 

Unidad base de 350 MWe brutos, subcrítica. Incluye modificaciones a la 

caldera para mantener la potencia de generación eléctrica en 350 MWe. 

Excluye instalación de sistemas de alimentación y distribución de gas 

natural en la central. 

Estudio de 

EIA [15]. 
231 

Unidad base de 300 MWe brutos, subcrítica40. Incluye modificaciones a la 

caldera para mantener la potencia de generación eléctrica en 300 MWe. 

Excluye instalación de sistemas de alimentación y distribución de gas 

natural en la central. 
 

Tabla 3 : Efectos en parámetros de desempeño ambiental causados por conversión total a gas. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Emisiones de NOx Disminuyen hasta en 70% [13]. 

Emisiones de MP Disminuyen en casi 100% [13]. 

Emisiones de SO2 Disminuyen en 100% [13]. 

Emisiones de CO2 Disminuyen en más de 50% en operación en régimen [13].  

Generación de residuos Prácticamente se elimina la producción de residuos sólidos. 

 

En la Tabla 4 se sintetizan algunos efectos en parámetros de desempeño operacional provocados por una 

conversión total a gas. Estos son efectos que en general se han observado en experiencias de conversión, 

pero unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

 

 

 

 

 

 

 

                                                           
40 Vapor de 2.600 psia y 1.005 ºF en la entrada de la turbina. La tasa de calor nominal considerada fue de 10.300 BTU/kWh ς HHV. 
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Tabla 4 : Efectos en parámetros de desempeño operacional causados por conversión total a gas. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Flexibilidad - Mínimo técnico: Disminuye (magnitud depende de la nueva configuración de la caldera). Por 

ejemplo, la unidad 1 de la central Domtar Nekoosa Paper Mill, en los EEUU, fue convertida a gas 

natural cambiando todos los quemadores de carbón por quemadores de gas en 2 semanas y logró 

disminuir su mínimo técnico al 6% de la potencia máxima. 

- Capacidad de rampa: Aumenta en hasta 33% [16]. 

- Tiempo de partida y parada: Disminuyen en hasta 33% [16]. 

Eficiencia Como se explica en la Sección 6.1.3, generalmente se produce una disminución de la eficiencia 

bruta de la unidad debido al mayor contenido de hidrógeno en el gas natural respecto al carbón, 

lo que produce más vapor de agua en la combustión, por lo que se pierde más energía en los gases 

de la combustión. Se puede experimentar una reducción de hasta 4% o 5% en la eficiencia bruta 

a potencia nominal de una unidad luego de su conversión [12, 13].  

 

Por otra parte, es probable que disminuyan los consumos auxiliares de energía eléctrica [12, 13], 

porque se elimina el sistema suministro de carbón (gestión de zona de almacenamiento, correas 

transportadoras, molinos de carbón y otros), se elimina el sistema de descarga de residuos de la 

caldera y se elimina el consumo eléctrico asociado a los equipos de control de MP y SOx. 

 

La eficiencia neta resultante luego de una reconversión podría, entonces, ser ligeramente menor 

o mayor que en operación con carbón, lo que dependerá de si la disminución de los consumos 

auxiliares puede compensar la pérdida de eficiencia en la caldera o no. La magnitud del cambio 

dependerá de la unidad específica a convertir. 

Control de 

emisiones 

Disminuye requerimiento de insumos para abatimiento, dado que se producen menos emisiones 

en la combustión, como se indica en la Tabla 3. 

Residuos Se elimina el tránsito de camiones y las emisiones locales por manejo de cenizas, debido a la nula 

producción de estas. Aumenta significativamente la vida útil del vertedero de cenizas41.  

 

El precio del gas natural al que pueda acceder el propietario de la unidad, junto al nuevo consumo 

específico de la unidad, determinarán el costo variable combustible de la central42. Manteniendo el modo 

de operación invariante, el costo variable no combustibles de la unidad puede disminuir respecto al de 

una central a carbón. No obstante, en el contexto de mercado descrito en la Sección 4, el incremento en 

la flexibilidad de la unidad podría llevar a un modo de operación con ciclos más frecuentes de encendido 

y apagado de la unidad. Se ha estimado que el costo variable no combustible de una unidad de 280 MW 

de carbón pulverizado que experimente 200 encendidos al año podría aumentar hasta en 4 veces respecto 

a la operación en base, aumentando, por ejemplo, de 2 USD/MWh a 8 USD/MWh43. 

                                                           
41 Se puede eventualmente realizar un análisis costo-beneficio de cerrar una porción o la totalidad de este. 
 
42 Un costo de carbón de 90 USD/ton (con base calorífica 6.350 kcal/kg.) es equivalente a un costo de gas natural de 
5,22 USD/MMBTU. 
 
43 https://sdm.mit.edu/renewable-energy-integration-opportunities-in-chile/ 

https://sdm.mit.edu/renewable-energy-integration-opportunities-in-chile/
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La eficiencia de una central de carbón convertida totalmente a gas natural es menor que la eficiencia que 

tiene una central con tecnología de ciclo combinado a gas natural (CCGT) o que tiene una nueva central 

con motores a gas. Adicionalmente, dado el contexto de alta penetración de energía renovable, es crítico 

considerar el desempeño ante una operación flexible (encendidos y apagados frecuentes o operación a 

mínimo técnico persistente). Estos factores deben ser evaluados específicamente caso a caso. 

 

6.1.3.2 Alternativa 1 b ɀ Co-combustión de carbón y gas natural  

Una alternativa de conversión para aumentar la flexibilidad operacional de una unidad a carbón sin 

realizar modificaciones mayores es modificar la caldera existente para que tenga la capacidad de operar 

con gas natural en mínimo técnico y co-combustionar carbón y gas hasta cierta proporción en potencias 

más altas. Además, esta opción permitiría una reducción menor de emisiones de GEI, posiblemente en 

transición hacia una conversión completa a gas natural. El costo de inversión de esta transformación es 

específico a cada unidad, por lo que se requiere de estudios detallados para determinar la factibilidad 

técnica y económica de la conversión. 

Como se indica en la Sección 6.1.3, la co-combustión de carbón y gas se puede implementar de diversas 

formas. La Tabla 5 indica costos referenciales para este tipo de conversión considerando el reemplazo de 

todos los quemadores de carbón pulverizado por quemadores duales en una unidad subcrítica de 200 

MWe. En el estudio referenciado, se considera el uso de gas para el proceso de encendido, operación a 

mínimo técnico y co-combustión de gas y carbón a capacidad nominal. 

Tabla 5: Costos de conversión de caldera con co-combustión de carbón y gas. 

Tipo de Costo Fuente Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Estudio de 

NREL [16]. 
54 

Estimación sobre una unidad tipo subcrítica de 200 MWe, que 

mantiene su capacidad nominal. Reemplazo de todos los quemadores 

de carbón pulverizado por quemadores duales. Excluye instalación de 

sistemas de alimentación y distribución de gas natural en la central. 
 

La Tabla 6 muestra los efectos esperables en parámetros de desempeño ambiental causados por la 

conversión a co-combustión de carbón y gas. Estos son efectos que en general se han observado en 

experiencias de conversión, pero unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

Tabla 6 : Efectos en parámetros de desempeño ambiental causados por conversión a co-combustión con gas. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Emisiones de NOx Disminuye la producción de estos contaminantes, aunque se requiere estudiar 

el efecto de cada conversión particular sobre los equipos y sistemas de control 

específicos instalados en la unidad (FGD, SCR, filtros de manga, etc). 

Emisiones de MP 

Emisiones de SO2 

Emisiones de CO2 Disminuyen tanto en operación en régimen como durante las partidas. 

Generación de residuos Disminuye producción de ceniza en la caldera y de yeso en el FGD. 
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En la  Estos son efectos que en general se han observado en experiencias de conversión, pero unidades 

particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

Tabla 7 se sintetizan algunos efectos en parámetros de desempeño operacional provocados por una 

conversión a co-combustión de gas y carbón. Estos son efectos que en general se han observado en 

experiencias de conversión, pero unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

Tabla 7 : Efectos en parámetros de desempeño operacional causados por conversión a co-combustión con gas. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Flexibilidad - Mínimo técnico: Disminuye (magnitud depende de la nueva configuración). 

- Capacidad de rampa: Aumenta hasta en 33% [16]. 

- Tiempos de partida y parada: Disminuyen hasta en 33% [16]. 

Eficiencia Como se explica en la Sección 6.1.3, generalmente se produce una disminución de la eficiencia 

debido al mayor contenido de hidrógeno en el gas natural respecto al carbón, lo que produce 

más vapor de agua en la combustión [12]. 

Control de 

emisiones 

Probablemente disminuye requerimiento de insumos para abatimiento, dado que se producen 

menos emisiones en la combustión, como se indica en la Tabla 6. 

Residuos Aumenta vida útil del vertedero, disminuye tránsito de camiones y disminuyen emisiones locales 

por manejo de cenizas, debido a la menor producción de estas en la caldera. 

 

El precio del gas natural y carbón al que pueda acceder el propietario de la unidad, junto al nuevo consumo 

específico de la unidad, determinarán el costo variable combustible de la central44. Manteniendo el modo 

de operación invariante, el costo variable no combustibles de la unidad puede se mantendría 

prácticamente constante respecto al de una central a carbón. No obstante, en el contexto de mercado 

descrito en la Sección 4, el incremento en la flexibilidad de la unidad podría llevar a un modo de operación 

con ciclos más frecuentes de encendido y apagado de la unidad. Se ha estimado que el costo variable no 

combustible de una unidad de 280 MW de carbón pulverizado que experimente 200 encendidos al año 

podría aumentar hasta en 4 veces respecto a la operación en base, aumentando, por ejemplo, de 2 

USD/MWh a 8 USD/MWh45. 

La eficiencia de una central de carbón convertida parcialmente a gas natural es menor que la eficiencia 

de la unidad a carbón sin convertir. Dado el contexto de alta penetración de energía renovable, es crítico 

considerar el desempeño ante una operación flexible (encendidos y apagados frecuentes o operación a 

mínimo técnico persistente). Estos factores deben ser evaluados específicamente caso a caso. 

 

  

                                                           
44 Un costo de carbón de 90 USD/ton (con base calorífica 6.350 kcal/kg.) es equivalente a un costo de gas natural de 
5,22 USD/MMBTU. 
 
45 https://sdm.mit.edu/renewable-energy-integration-opportunities-in-chile/ 

https://sdm.mit.edu/renewable-energy-integration-opportunities-in-chile/
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6.1.3.3 Alternativa 1c ɀ Uso de gas natural en operación a mínimo técnico y partida s 

Otra alternativa para utilizar gas natural en una unidad de carbón es modificar ligeramente la caldera 

existente para que tenga la capacidad de combustionar gas natural durante procesos de partida y en 

operación a potencia mínima (mínimo técnico). El costo de inversión de esta transformación es 

significativamente menor a la Alternativa 1a y permite incrementar la flexibilidad de la unidad, además 

de reducir emisiones de CO2 durante la operación a potencias bajas. Este aumento de flexibilidad y 

reducción parcial de emisiones pueden posiblemente ser parte de una transición hacia una conversión 

completa a gas natural. 

Históricamente, para una unidad a carbón la definición del mínimo técnico equivalente al 50% de la 

potencia nominal ha sido un nivel cómodo para los operadores de la unidad. En dicha potencia, todos los 

pulverizadores y quemadores de la unidad están en operación, lo que simplifica su gestión y control. 

Adicionalmente, la temperatura de los gases de combustión es suficientemente alta para permitir la 

correcta operación del SCR, en caso de que la unidad lo posea. No obstante, el contexto del mercado 

eléctrico de Chile explicado en la Sección 4 ha creado presiones para disminuir los mínimos técnicos de 

estas unidades, lo que levanta las siguientes preocupaciones de los operadores: 

i. Estabilidad de llama: A medida que se reduce la potencia de operación, se reduce el flujo de aire 

y la alimentación de carbón; y se llega a un límite en que se arriesga la estabilidad de la llama. A 

cargas muy reducidas, dependiendo de las condiciones de operación de la unidad y el sistema de 

control (Burner Management System), se puede arriesgar un trip de la unidad. 

 

ii. Pulverizadores: Los pulverizadores experimentan vibraciones cuando operan bajo el 50% de su 

carga, por lo que se busca que operen sobre el 50% de su carga. A medida que se reduce la 

potencia despachada de la unidad, algunos pulverizadores se apagan (Figura 40). Históricamente, 

los operadores utilizan al menos 2 pulverizadores, lo que limita la potencia mínima que puede 

alcanzar la unidad. Es posible llegar a potencias más bajas utilizando un solo pulverizador, 

condición operacional que tiene un mayor riesgo de trip46. 

                                                           
46 No obstante, eso no significa que no deba ser evaluada. Es deseable conocer tasas históricas de pulverizadores. 



 

59 
  

 
Figura 40: Rango de operación de los pulverizadores en una unidad a carbón en Sudáfrica. 

Fuente: Traducido de [17]. 

 

iii. SCR: El catalizador para el sistema SCR que controla las emisiones de NOx opera idealmente con 

temperaturas de alrededor de 370°C. De acuerdo a la EPA, un sistema de SCR típico puede tolerar 

variaciones de temperatura de +/- 93°C y operar de manera efectiva. Si una unidad opera en una 

potencia mínima que provoque que la temperatura de los gases de combustión disminuya a tal 

punto que el sistema SCR no es efectivo en el control de las emisiones NOx, entonces se 

incumpliría la norma de emisiones vigente en Chile (DS13/2011), haciendo infactible su operación 

a esa potencia47.  

El desafío de estabilización de la llama en el hogar de la caldera puede ser efectivamente resuelto para 

lograr potencias mínimas más bajas que una unidad a carbón convencional mediante la utilización de 

quemadores o pilotos de gas, los que pueden combustionar cantidades relativamente menores de gas 

natural durante la operación a mínimo técnico para permitir una llama estable a menores potencias. 

Además, los desafíos relacionados a la operación de los pulverizadores y al sistema SCR pueden 

eventualmente ser solucionados mediante nuevas prácticas operacionales, experimentación y cambios 

procedimentales y regulatorios, permitiendo una reducción del mínimo técnico de unidades de carbón. 

Entonces, el uso de gas en operación a potencia mínima, en conjunto a otras medidas, puede disminuir 

significativamente el mínimo técnico de las unidades a carbón y por consiguiente reducir las emisiones a 

nivel global en el sistema al permitir mayor penetración de generación solar fotovoltaica y eólica. 

Adicionalmente, la instalación de un sistema de alimentación y distribución de gas a una central a carbón 

permite el uso de gas natural como combustible complementario durante los procesos de partida, en los 

que tradicionalmente se combustiona petróleo diésel hasta que los componentes de la unidad alcanzan 

una temperatura adecuada para su operación normal y se ha estabilizado la llama de carbón pulverizado. 

                                                           
47 No obstante, a futuro, utilizando gas natural, se puede explorar estándares de emisiones a carga parcial. 
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Como se muestra en la Tabla 8, los costos de inversión para operar con gas natural en mínimo técnico y 

en procesos de partida pueden ser hasta 10 veces menores que los costos de conversión estimados para 

co-combustionar gas y carbón en potencias altas, mostrados en la Sección 6.1.3.1. 

Tabla 8: Costos de conversión de caldera para utilizar gas en operación a mínimo técnico y durante encendidos. 

Tipo de 

Costo 
Fuente Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Estimación de 

consultor 

independiente 

(Anexo B). 

5 

Estimación sobre una unidad tipo subcrítica de 200 MWe con quemadores 

tangenciales. Solo considera incorporación de quemadores ignitores de 

gas adicionales y excluye sistema de alimentación de combustible. 

Estudio de 

NREL [16]. 
10 

Estimación sobre una unidad tipo subcrítica de 200 MWe con quemadores 

de pared. Solo considera incorporación de quemadores ignitores de gas 

adicionales y excluye sistema de alimentación de combustible. 

 

El principal efecto en los parámetros de desempeño operacional es la reducción del mínimo técnico, lo 

que permite complementar de manera más efectiva, eficiente, y ambientalmente sostenible a las 

centrales de energía renovable variable (Sección 4). Por otra parte, el principal efecto en el desempeño 

ambiental es la reducción de emisiones de CO2 durante la operación a mínimo técnico. También se 

reducen emisiones de contaminantes asociados al DS 13 durante los procesos de partida y detención. 

Considerando que los cambios solo involucrarían el uso de gas a mínimo técnico o durante las partidas, 

no existirían cambios en el costo variable combustible de la unidad al operar en cargas intermedias o a 

potencia nominal, lo que contrasta con la Alternativa 1. Por su parte, el costo variable no combustible se 

mantiene prácticamente invariante y depende del modo de operación de la central. (como se explica en 

la Seccion 6.1.3.1). 

 

6.1.4 Conversión parcial o total a biomasa forestal  

En esta sección se presentan dos alternativas de conversión para el uso de biomasa forestal. 

1. Conversión total a biomasa forestal: Esta opción considera convertir la unidad para poder operar a 

cualquier carga con únicamente biomasa como combustible. Requiere modificaciones mayores a la 

caldera, pues convertir una caldera de carbón pulverizado para el uso de biomasa no peletizada 

requiere transformar la caldera a lecho fluidizado (BFB, o Bubbling Fluidized Bed, como se indica en la 

Figura 37) o a parrilla móvil. Además, se pueden requerir cambios a los sistemas de aire y unidades 

de convección [18]. En el caso de conversión total a uso de biomasa peletizada, existen proveedores 

que ofrecen conversiones que mantienen la estructura de la caldera y utilizan combustible 

pulverizado, pero requieren el uso de biomasa en forma de pellets48. En dicho caso, se evita tener que 

                                                           
48 Por ejemplo, Doosan Babcock convirtió las primeras 4 unidades de Drax Power Station, UK, desde tecnología de 
carbón pulverizado a uso exclusivo de biomasa peletizada mediante nuevos molinos y quemadores. 
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modificar el fondo de la caldera y se mantiene parte de la infraestructura de los quemadores. Esta 

última opción no fue considerada en la estimación de costos de este estudio. 

 

2. Co-combustión de carbón y biomasa forestal: Existen múltiples experiencias a nivel internacional de 

unidades a carbón que son diseñadas o convertidas para co-combustionar biomasa y carbón en 

proporciones de hasta un 20% en términos de energía [19] 49. Esta opción generalmente incluye la 

capacidad de quemar proporciones variables de ambos combustibles, para poder operar solo con 

carbón en caso de que existan problemas con el suministro de biomasa. La implementación de esta 

conversión generalmente no implica grandes cambios a la caldera de la unidad. En algunos casos, es 

incluso posible co-combustionar una proporción menor de biomasa mediante un ajuste al sistema de 

combustión existente, siendo la biomasa introducida directamente para su pulverización. La Figura 41 

muestra un ejemplo de esto en una central a carbón en Australia. 

 

Figura 41: Mezclado de chips de biomasa con carbón en Wallerawang, Australia. Fuente: [20]. 

Los costos y comportamiento operacional luego de una conversión total a biomasa son altamente 

dependientes de las características específicas de cada caldera, por lo que cada unidad debe analizarse 

detalladamente antes de desarrollar una conversión. 

La modificación más importante en una unidad que debe considerarse en un proceso de conversión a uso 

de biomasa, fuera de la caldera, es la instalación de nuevos sistemas de almacenamiento, manejo y 

alimentación de combustible. Puede eventualmente reutilizarse algunas instalaciones y equipos que son 

utilizados para el almacenamiento, manejo y alimentación de carbón. Además, se deben instalar nuevos 

sistemas de suministro de aire y pueden necesitarse modificaciones o reemplazo de quemadores (en caso 

de que se mantenga una caldera de combustible pulverizado). De todas maneras, se deberá reajustar el 

sistema de control de seguridad, quemadores y llama (Burner Management System) para que los 

quemadores produzcan una combustión eficiente y segura. 

                                                           
 
49 La co-combustión de biomasa y carbón hasta este porcentaje se define, en parte, para que los gases de combustión 
y las cenizas se comporten de manera similar a la combustión de carbón. A nivel internacional se han hecho 
evaluaciones para realizar co-combustión con hasta 50% de biomasa, pero aún no existen experiencias comerciales. 
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La biomasa debe prepararse de modo que pueda ser transportada neumáticamente al sistema de 

quemado. Para la mayoría de los tipos de biomasa, se requiere algún tipo de trituración. Algunos cambios 

en la unidad de carbón dependerán del tipo de pellet a quemar: blando o duro50. El pellet blando no puede 

pulverizarse por lo cual debe ser triturado. El uso de pellets duros requiere de menos cambios en una 

unidad de generación de carbón pulverizado, pues son duros e impermeables a la humedad, por lo que 

pueden ser alimentados directamente al pulverizador de carbón. 

Independiente de si se co-combustiona biomasa o se realiza una conversión total, surgen nuevos desafíos 

operacionales al combustionar biomasa respecto a solo combustionar carbón. En primer lugar, puede 

aumentar la corrosión en la caldera debido a la composición de la biomasa forestal. En segundo lugar, las 

propiedades de la biomasa son más variables que las del carbón, y dependen de su origen y sus procesos 

de fabricación, transporte, almacenamiento y manejo. En particular, el contenido variable de humedad 

de la biomasa influye en la eficiencia y la cantidad de combustible necesario51. Por lo tanto, el sistema de 

control de combustión es más complejo debido a que debe adaptarse ante la variabilidad de la biomasa. 

En Chile, según sus Resoluciones de Calificación Ambiental, actualmente existen dos unidades a carbón 

en operación que tienen la capacidad de co-combustionar carbón y biomasa forestal en proporción de 

hasta 10%: Central Térmica Andina y Central Térmica Hornitos. Ambas unidades poseen calderas de lecho 

fluidizado circulante (CFB). Además, la unidad IEM en construcción declara tener la capacidad de co-

combustionar hasta un 5% de biomasa en forma de pellet en su caldera de carbón pulverizado. 

Respecto al potencial de reducción de emisiones de GEI al convertir parcial o totalmente una unidad para 

la utilización de biomasa, es crítico considerar dos efectos sistémicos. Si bien existe una reducción en la 

intensidad de las emisiones de CO2 al utilizar biomasa forestal en la combustión respecto a la operación 

total con carbón, pueden existir efectos sistémicos indeseados. 

En primer lugar, la huella de carbono en la cadena de suministro de biomasa forestal podría ser 

significativa [21]. En segundo lugar, el CO2 emitido al combustionar biomasa forestal toma un tiempo en 

volver a ser capturado y fijado en nueva vegetación, posiblemente causando un incremento en la 

concentración de CO2 en la atmósfera por un periodo de hasta décadas, dependiendo de la confiabilidad 

y sustentabilidad del proveedor de biomasa. Un estudio sobre la transformación de unidades a carbón en 

el Reino Unido para que utilicen biomasa importada desde Estados Unidos postula que esta es una 

iniciativa poco efectiva para reducir emisiones de manera sostenible y combatir el cambio climático en el 

                                                           
50 El pellet blando es biomasa comprimida en forma de pellet que se transforma en papilla cuando se moja. 
 
El pellet duro usualmente es fabricado secando particulas de madera mediante calor y aplicando presión para 
obtener compactación y baja humedad. Otro tipo de pellet duro (negro) es fabricado mediante torrefacción, que 
consiste en calentar biomasa a altas temperaturas sin presencia de oxígeno y por un menor tiempo, resultando en 
una sustancia negra, fina, de baja humedad y alta densidad energética, que luego es comprimida en forma de pellet. 
 
51 Un mayor contenido de humedad en el combustible implica que se produce más vapor de agua en la combustión, 
lo que enfría los gases dentro de la caldera y provoca mayores pérdidas de energía en los gases de la combustión 
que salen por la chimenea. Esto resulta en una menor eficiencia bruta de la unidad. 
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corto plazo άΧ a pesar de que la bioenergía de la madera puede disminuir la concentración de CO2 a largo 

plazo comparado con combustibles fósiles, su primer impacto es un incremento en el CO2, empeorando el 

calentamiento global en el periodo crítico haǎǘŀ нмлл όΧύ 5ŜŎƭŀǊŀǊ ǉǳŜ ƭƻǎ ōƛƻŎƻƳōǳǎǘƛōƭŜǎ ǎƻƴ ŎŀǊōƻƴƻ-

ƴŜǳǘǊŀƭŜǎ όΧύ ŀǎǳƳŜ ŜǊǊƽƴŜŀƳŜƴǘŜ ǉǳŜ ƭƻǎ ōƻǎǉǳŜǎ ǎŜ ǊŜƎŜƴŜǊŀƴ Ŝƴ ŎƻǊǘƻ ǘƛŜƳǇƻ ȅ ǉǳŜ ŎƻƳǇŜƴǎŀƴ ǇƻǊ 

completo las emisiones en la producción y combustión de biocombustibles. El supuesto de neutralidad no 

es válido, pues ignora el incremento transiente del CO2έ [22]. 

Respecto al posible efecto que una conversión parcial o total a biomasa pueda tener en el empleo, 

acotado a la central de generación, no se anticipan efectos significativos respecto de los que podrían 

esperarse en el caso base (sin conversión). 

 

6.1.4.1 Alternativa 2a ɀ Conversión total a biomasa forestal  

A nivel internacional, existen múltiples casos de conversión de centrales de carbón para permitir la co-

combustión de biomasa y carbón, pero existen pocos casos de conversiones totales a uso de biomasa. El 

costo de inversión de esta alternativa es significativamente mayor a la co-combustión, debido a 

modificaciones mayores en la caldera y otros sistemas52. La factibilidad técnica de realizar la conversión 

también debe ser evaluada en estudios detallados para cada unidad específica. 

En la Tabla 9 se indican costos estimados de conversión total a biomasa usando tecnología BFB, en base a 

estimación de estudios y proveedores. 

 

 

 

 

 

 

                                                           
52 En una conversión completa se tienen que considerar los siguientes cambios en adición a los mencionados para la 
co-combustión de biomasa, en la Sección 6.1.4: 
Á Si es que la caldera existente es de carbón pulverizado, se debe reemplazar el hogar bajo por lecho 

fluidizado circulante o parrilla móvil, 

Á Reemplazo sistema alimentación de combustible, 

Á Instalación del sistema de extracción de cenizas de la caldera, 

Á Instalación de quemadores de partida, 

Á Instalación de ventilador de aire de fluidización, y 

Á Modificación del sistema de aire sobre-fuego. 
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Tabla 9: Costos de conversión total de caldera para utilizar biomasa. 

Tipo de 

Costo 
Fuente Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Estimación del 

consultor en base 

a información de 

proveedores 

473-

947 

La estimación consideró que el costo de inversión en una central 

nueva de biomasa de 50 MWe con lecho fluidizado burbujeante 

(BFB) que utiliza 2000 toneladas al día de biomasa con 50% de 

humedad es de 4.985 USD/kW [15]. Además, se estima que el costo 

de una caldera BFB nueva equivale al 31% del costo total de una 

planta nueva [23], o aproximadamente 1.545 USD/kW. Por último, 

un proveedor estima que el costo de conversión de una caldera de 

carbón pulverizado a una de tipo BFB es de entre 30 a 60% de una 

caldera nueva [24]. 

Caso Altavista, 

EEUU 

(Fuente: [25]) 

1213 

Dominion Power convirtió 3 unidades de carbón a biomasa en 

Virginia, en la central Altavista. Las 3 unidades de lecho fluidizado 

fueron originalmente diseñadas con una potencia de 63 MW cada 

una, pero esta se redujo a 51 MW luego de la conversión. Utilizan 

biomasa forestal residual es transportada en camiones. Cada unidad 

requiere alrededor de 100 camiones al día. Se anticipa que las 

unidades funcionen al 92% de la capacidad, ya que la biomasa es 

local y de relativo bajo costo. 

 

Los costos de inversión pueden variar de forma significativa dependiendo de la unidad. La Tabla 10 

muestra los efectos esperables en parámetros de desempeño ambiental causados por la conversión a 

total a biomasa. Estos son efectos que en general se han observado en experiencias de conversión, pero 

unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

Tabla 10 : Efectos en parámetros de desempeño ambiental causados por conversión total a biomasa forestal. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Emisiones de NOx Disminuye significativamente [26]. 

Emisiones de MP Se mantiene (considerando solo PM10) [26]. 

Emisiones de SO2 Prácticamente se elimina. [26]. 

Generación de residuos Prácticamente se elimina producción de residuos en el FGD. 

Emisiones de CO2 Los efectos sistémicos y transientes de la utilización de biomasa respecto a las 

emisiones de CO2 se indican en la Sección 6.1.4. 

 

En general, la capacidad nominal de una unidad convertida totalmente a biomasa puede disminuir en 

hasta un 25%. Si es que la biomasa se utiliza en forma de pellets, podría ser posible que la planta alcance 

una capacidad cercana a la carga nominal original mediante modificaciones importantes a la caldera. 

En la Tabla 11 se estiman cualitativamente algunos efectos en parámetros de desempeño operacional 

provocados por una conversión total a biomasa; no obstante, unidades particulares podrían presentar un 

comportamiento distinto. 
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Tabla 11 : Efectos en parámetros de desempeño operacional causados por conversión total a biomasa. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Flexibilidad Disminuye. Depende del tipo de biomasa (astillas, aserrín, o pellet) y el proceso. 
 

- Mínimo técnico: Puede aumentar para poder lograr un mayor control de estabilidad 

de la llama, debido a la variabilidad de las propiedades del nuevo combustible. 
 

- Capacidad de rampa: Disminuye, ya que la biomasa posee menor densidad energética 

que el carbón. 
 

En general, no es posible encontrar documentación sobre la flexibilidad de calderas de 

biomasa, ya que usualmente son diseñadas para operar en base o cogenerar. 

Eficiencia Disminuye, ya que la combustión de biomasa produce mayor ensuciamiento, escoria y 

corrosión asociada en el interior de la caldera (en especial, si es que la biomasa contiene 

alta cantidad de álcalis), lo que reduce la transferencia de calor [27]. Además, se reduce 

la eficiencia en los casos en que se utiliza biomasa con mayor contenido de humedad, 

como fue discutido en la Sección 6.1.4. 

Control de emisiones Probablemente disminuye requerimiento de insumos para abatimiento, dado que se 

producen menos emisiones en la combustión. 

Residuos Aumenta vida útil del vertedero, disminuye tránsito de camiones y disminuyen emisiones 

locales por manejo de cenizas, debido a la menor producción de estas en la caldera. 

 

Se pueden esperar cambios al costo variable combustible de la unidad convertida. Por una parte, se espera 

una disminución de la eficiencia de la unidad al operar con biomasa, lo que aumentaría el costo variable 

combustible. Por otra parte, existe un cambio de combustible a biomasa, cuyo precio relativo al carbón 

depende en gran parte del acceso a biomasa. Como se indica en la Sección 6.1.2, el precio de la biomasa 

dependerá del costo de producción, procesamiento (posible peletizado) y transporte a la central. 

Se requiere una menor cantidad de insumos de abatimiento para el control de emisiones. Adicionalmente, 

disminuye el costo de mantención porque los sistemas de alimentación y quemado son más simples en 

una caldera BFB que una caldera de carbón pulverizado. Dependiendo de la biomasa utilizada, esta 

disminución podría ser compensada por un aumento en las necesidades de mantención por corrosión53. 

La Tabla 12 muestra dos casos de conversiones de calderas de carbón pulverizado subcríticas a biomasa y 

biomasa de pellet. 

 

 

 

                                                           
53 La escoria, el ensuciamiento y la corrosión causados por un alto contenido de álcalis en la biomasa pueden incluso 
llevar a una falla de la unidad. Una vez que comienza corrosión localizada en los tubos del sobrecalentador, puede 
pasar poco tiempo hasta que exista una fuga, debido a que las sales de potasio tienen una baja temperatura de 
fusión. 
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Tabla 12 : Casos de conversión a biomasa. 

Caso Lugar  Alcance Comentarios 

Herning Power 

Plant [28] 

Dinamarca Conversión de 

quemadores a 

quemadores de 

pulverizados de 

biomasa de pellet 

Á Unidad que actualmente tiene 95 MW, instalada en 1982 

para quemar carbón. 

Á En 2000 tiene una primera conversión donde se instalan 

quemadores de gas/petróleo. 

Á En 2002 tiene una segunda conversión donde se elimina 

un quemador de gas/petróleo y se instala una parrilla 

vibratoria para quemar biomasa (astilla de madera). La 

capacidad de quemado de biomasa es aproximadamente 

el 45% de la carga. 

Á En 2009 tiene una tercera conversión donde se revisan los 

quemadores para quemar gas/petróleo y se instalan 

quemadores de gas/petróleo/biomasa (pulverizada). La 

capacidad de quemar biomasa es hasta un 90% de 

biomasa. 
Elektrocieplownia 

Bialystok [29] 
Polonia Conversión de 

caldera de quemado 

de carbón 

pulverizado a 

biomasa 

Á 75 MWth de vapor 

Á Conversión de caldera de carbón pulverizado a tipo BFB. 

Á Combustible de partida petróleo liviano. 

 

 

6.1.4.2 Alternativa 2b ɀ Co-combustión de carbón y biomasa forestal  

Una alternativa para reducir la intensidad de emisiones de CO2 en la operación de una unidad de 

generación es realizar ligeros cambios a la caldera existente para que tenga la capacidad de co-

combustionar carbón y biomasa en distintas proporciones, generalmente hasta 20%. El costo de inversión 

de esta transformación es específico a cada unidad, por lo que se requiere de estudios detallados para 

determinar la factibilidad técnica y económica de la conversión. En particular, la concentración de álcalis 

y cloruros en combinación con la ceniza de carbón, así como el perfil de temperatura dentro del hogar, 

suelen ser los factores limitantes al porcentaje de biomasa que puede ser co-combustionada, como se 

explica en el Anexo B. 

La Tabla 13 indica costos referenciales para una co-combustión de 10% de biomasa con carbón en una 

unidad subcrítica de carbón pulverizado de 300 MWe. Se considera biomasa seca en forma de pellet duro 

que es molida y mezclada directamente en el pulverizador de carbón. 
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Tabla 13: Costos de conversión de caldera a co-combustión 90% carbón y 10% biomasa. 

Tipo de Costo Fuente Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Estudio de 

EIA [30]. 
537 

Estimación sobre una unidad tipo subcrítica de 300 MWe, que 

mantiene su capacidad nominal. Incluye costos de área de 

almacenamiento a granel, de sistema de alimentación de biomasa, 

de silo de almacenamiento de biomasa de alimentación a la caldera 

y sopladores de hollín a instalarse dentro de la caldera. 

 

La Tabla 14 muestra los efectos esperables en parámetros de desempeño ambiental causados por la 

conversión a co-combustión de carbón y biomasa. Estos son efectos que en general se han observado en 

experiencias de conversión, pero unidades particulares pudiesen presentar un comportamiento distinto. 

Tabla 14 : Efectos en parámetros de desempeño ambiental causados por conversión a co-combustión con biomasa. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Emisiones de NOx Disminuye levemente. Se han observado emisiones 10% menores con co-combustión 

de 15% de biomasa [26].  

Emisiones de MP Se mantienen (considerando solo PM10) [26]. 

Emisiones de SO2 Disminuye levemente. Se han observado emisiones 15% menores con co-combustión 

de 15% de biomasa [26]. 

Generación de residuos Disminuye producción de residuos en el FGD. 

Emisiones de CO2 La disminución esperada de CO2 en una caldera subcrítica, de un 37% de eficiencia 

neta (HHV), quemando carbón Pittsburg #8 y 10% de biomasa es alrededor de 0,09 

tonCO2/MWh o 10% [31]. 

 

Los efectos sistémicos y transientes de la utilización de biomasa respecto a las 

emisiones de CO2 se indican en la Sección 6.1.4. 

 

En la Tabla 15 se indican de manera cualitativa el cambio en algunos parámetros de desempeño 

operacional. 

Tabla 15: Efectos en parámetros de desempeño operacional causados por conversión a co-combustión con biomasa. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Flexibilidad - Mínimo técnico: Puede aumentar para poder lograr un mayor control de estabilidad 

de la llama, debido a la variabilidad de las propiedades del nuevo combustible. 
 

- Capacidad de rampa: Disminuye, ya que la biomasa posee menor densidad energética 

que el carbón. 
 

- Tiempos de partida y parada: No cambian. 

Eficiencia Generalmente, se produce una disminución de la eficiencia bruta al co-combustionar 

biomasa, ya que la combustión de biomasa produce mayor ensuciamiento, escoria y 

corrosión asociada en el interior de la caldera, lo que reduce la transferencia de calor 
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[27]. Además, se reduce la eficiencia en los casos en que se utiliza biomasa con mayor 

contenido de humedad, como fue discutido en la Sección 6.1.4. 

Control de emisiones Probablemente disminuye levemente requerimiento de insumos para abatimiento, dado 

que se producen menos emisiones en la combustión, como se indica en la Tabla 14. 

Residuos Aumenta vida útil del vertedero, disminuye tránsito de camiones y disminuyen emisiones 

locales por manejo de cenizas, debido a la menor producción de estas en la caldera. 

 

Se pueden esperar cambios al costo variable combustible de la unidad. Por una parte, se espera una leve 

disminución de la eficiencia de la unidad al operar con un porcentaje de biomasa, lo que aumentaría el 

costo variable combustible. Por otra parte, existe un cambio de combustible a biomasa, cuyo precio 

relativo al carbón depende en gran parte del acceso a biomasa. Como se indica en la Sección 6.1.2, el 

precio de la biomasa dependerá del costo de producción, procesamiento (posible peletizado) y transporte 

a la central. 

En base a los efectos de esta alternativa de conversión en los requerimientos de insumos de abatimiento 

y necesidades de mantención, se puede inferir que el costo variable no combustible de la unidad debiese 

resultar similar al de la operación total con carbón. 

 

6.2 Adaptación de centrales existentes para capturar carbono  

Se estudian y presentan dos alternativas para continuar operando una central a carbón sin cambiar el 

combustible, pero equipándola con tecnología que permita capturar una fracción significativa de las 

emisiones de CO2. Estas dos alternativas contemplan la reutilización completa de la central, aunque 

actualmente no se encuentran maduras desde el punto de vista tecnológico-comercial. Sin embargo, se 

han observado reducciones de costo significativas a medida que se han instalado nuevas plantas pilotos 

de algunas tecnologías de captura. 

Es crítico notar que para que la captura de CO2 emitido en procesos industriales o de generación eléctrica 

sea una herramienta efectiva para la reducción de emisiones y combate al cambio climático, entonces el 

CO2 capturado debe ser: 

Á Almacenado en un reservorio de largo plazo (siglos), o 

Á Utilizado en algún proceso industrial. En los dos casos de captura y secuestro de carbono que se 

han implementado en el mundo se está utilizando el CO2 capturado para procesos de 

recuperación asistida de petróleo. 

 



 

69 
  

6.2.1 Alternativa 3 ɀ Captura y almacenamiento de carbono  

La captura y almacenamiento, o secuestro, de carbono (CCS, por sus siglas en inglés) es un grupo de 

tecnologías que permiten reducir las emisiones de dióxido de carbono de un flujo de gases mediante su 

captura, licuefacción, transporte y almacenamiento permanente o utilización. Hoy existe poca experiencia 

internacional en plantas de CCS a escala comercial. Los proyectos desarrollados internacionalmente han 

incluido la venta de CO2 capturado a terceros y/o subsidios del gobierno en sus modelos de negocios 54. 

De las distintas tecnologías, el proceso de captura post-combustión es el que requiere menores cambios 

y ajustes para ser incorporado a una central de carbón existente. Dos requerimientos relevantes son: 

1. La necesidad de remover los óxidos de nitrógeno (NOx), el dióxido de azufre (SO2) y el material 

particulado (MP) de los gases de la combustión antes de intentar capturar el CO2. 

 

2. Una fuente significativa de calor. Este calor puede provenir de vapor de la misma unidad de 

ƎŜƴŜǊŀŎƛƽƴ όάǇƭŀƴǘŀ ƛƴǘŜƎǊŀŘŀέύ ƻ ŘŜ ǳƴŀ ŦǳŜƴǘŜ ŘŜŘƛŎŀŘŀΦ  

Los procesos de pre-combustión y oxicombustión enfrentan una mayor incertidumbre tecnológica y 

requieren cambios mayores para ser incorporados a una unidad existente, por lo que no se consideran en 

este análisis. Debido a un conjunto de desafíos técnicos, económicos y comerciales, las tecnologías CCS 

todavía no se han desarrollado en la escala suficiente para probar su conveniencia [32], aunque sí existen 

actualmente dos plantas operando comercialmente descritas en la Tabla 16 y Figura 42. 

Tabla 16 : Características de centrales con CCS. 
Fuentes: [33, 34] y entrevista telefónica con el International CCS Knowledge Centre. 

Unidad Región País Entrada en 

operación 

Capacidad 

(MW) 

Fuente de vapor de la 

planta de captura 

Boundary Dam 3 Saskatchewan Canadá Oct 2014 150 bruta 

110 neta 

Integrada con la unidad 

termoeléctrica 

WA Parish 8 Texas EEUU Ene 2017 240 bruta55 Turbina de gas dedicada 

                                                           
54Proyectos comerciales hoy en operación, Boundary Dam 3 y WA Parish 8, incluyeron en su caso de negocios dos aspectos clave 

que los viabilizaron: 

 

¶ La venta de CO2 capturado a terceros. En ambos casos se vende este insumo para la recuperación mejorada de petróleo en 

yacimientos agotados (EOR, por sus siglas en inglés). En el caso de Boundary Dam 3, el precio del CO2 vendido el 2017 fue 

de 11 CA$/ton aproximadamente. No fue posible detectar en el presente análisis industrias en Chile que requirieran una 

cantidad de CO2 como insumo en cantidad comparable a la que podría ser capturada en una central termoeléctrica a carbón. 

 

¶ Subsidios del gobierno. El Departamento de Energía de los EE. UU. entregó un subsidio de 167 MMUS$ para el proyecto de 

WA Parish 8 y el gobierno federal de Canadá entregó 240 MMC$ para el proyecto Boundary Dam 3. En ambos casos, el 

subsidio equivalió a 16% del costo total de inversión. 

 
55 La unidad 8 de WA Parish posee una capacidad neta de 654 MW. La planta de captura de CO2 fue diseñada para 
recibir el equivalente a 240 MW brutos en gases de combustión de la unidad termoeléctrica. 
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Figura 42: Centrales Boundary Dam y WA Parish con sus plantas de captura de CO2 en recuadros amarillos. 
Fuentes: Power Technology y EIA. 

La adición de una planta de captura de carbono post-combustión a una unidad de generación a carbón 

existente incluye, de manera referencial, los cambios y nuevas instalaciones mostradas en la Figura 43. 

Los principales cambios incluyen el desarrollo de una planta de captura, piping de extracción/ transporte 

de vapor, estación de compresión de CO2, sistema de transporte de CO2 licuado e instalaciones de control 

de emisiones de NOx y SO2. Las emisiones de MP, NOx y SO2 se deben mantener en nivel de trazas al 

momento de entrar a la planta de captura de CO2, o la solución de aminas sufre degradación significativa. 

 

Figura 43: Diagrama de bloques de una central termoeléctrica de carbón pulverizado y nuevas instalaciones para capturar y 
comprimir CO2. Fuente: Elaboración propia en base a [35]. 

El análisis de costo mostrado en la Tabla 17 refleja las experiencias obtenidas en el retrofitting y operación 

de sistema de captura de carbono en Boundary Dam 3, en Canadá, y WA Parish 8, en los EEUU. Las plantas 

de captura de CO2 instaladas capturan el 90% del CO2 producido y son de postcombustión en base a 

absorción por aminas. En ambos casos, los costos de inversión no incluyen el costo de exploración y 

desarrollo de un almacenamiento geológico o marino, pues el CO2 capturado es vendido a terceros para 

su inyección en pozos de petróleo para la recuperación mejorada de petróleo en yacimientos agotados.  
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Tabla 17: Costos de inversión de retrofitting con sistemas de captura y secuestro de carbono. 

Tipo de 

Costo 
Caso Valor Supuestos y comentarios 

Costo de 

inversión 

(kUSD/MW) 

Boundary Dam 3 

(Fuente: [33]) 
10.135 

Los sistemas de captura de SO2 y CO2 y la estación de compresión 

costaron 705 MMUS$. El costo de sistema de extracción de vapor 

y overhaul a la unidad generadora fue de 418 MMUS$. Estos costos 

no incluyen la prospección, desarrollo y mantenimiento de un lugar 

de almacenamiento del CO2, pues este se utiliza por un tercero para 

recuperación de petróleo. 

WA Parish 8 o 

άtŜǘǊŀ bƻǾŀέ 

(Fuente: [36]) 

4.308 

Solo se incluyó la instalación de una turbina de gas dedicada para 

producir vapor para la planta de captura, pero no se debieron 

instalar sistemas de control de emisiones, ya que existían 

previamente. Estos costos no incluyen la prospección, desarrollo y 

mantenimiento de un lugar de almacenamiento del CO2, pues este 

se utiliza por un tercero para recuperación de petróleo. 

 

Los costos varían de forma significativa dependiendo del emplazamiento y el alcance. Por ejemplo, el 

proyecto Parish solo incluyó la instalación de una turbina de gas dedicada para producir vapor para la 

planta de captura, pero no incluyó la instalación de sistemas de control de emisiones, que ya estaban en 

funcionamiento. Se decidió instalar una turbina de gas, en vez de extraer vapor desde la turbina de baja 

presión de la unidad a carbón, porque el propietario tiene acceso a gas natural a precios competitivos en 

el contexto del sur de los EEUU. 

De todas formas, se espera que los costos de esta tecnología se reduzcan en cuanto la tecnología madure. 

Un estudio industrial plantea que se podría llegar a costos de inversión de 1.319 US$/kW [37]. Por otra 

parte, un reciente estudio de factibilidad para la instalación de una planta de captura post-combustión de 

carbono en la planta de carbón pulverizado de 300 MWe Shand, en Canadá, estima un costo nivelado de 

captura de carbono de 45 US$/tonCO2 [38]. 

Al instalar un sistema CCS, los costos variables de O&M de la unidad a carbón aumentarían principalmente 

por los siguientes dos factores: 

1. Disminución de energía generada en un año (causada por extracción de vapor para su uso en la planta 

de captura y por el aumento en consumos auxiliares, en especial, compresión del CO2). 

 

2. Aumento en costo de insumos por necesidad de mayor abatimiento de emisiones y por necesidad de 

restitución de aminas en la planta de captura. 

El costo fijo de O&M de la unidad a carbón con el sistema CCS aumenta principalmente por el incremento 

en el número de operadores (entre 3 y 10 adicionales). 

Las principales variables que afectan el incremento del costo unitario de la electricidad para una planta 

con CCS, en orden decreciente de importancia, son: el porcentaje de captura, el consumo de calor en 
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planta de captura, el factor de planta de la central, la inversión requerida, y el costo de la energía no 

generada debido a la reducción en la eficiencia de la central.  

En la Tabla 18 se muestra cómo cambian los parámetros de desempeño técnicos cuando se incorpora un 

sistema de captura y secuestro de carbono en una unidad a carbón. 

Tabla 18 : Efectos en parámetros de desempeño operacional causados por conversión. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Flexibilidad - Mínimo técnico: Restringido sobre el 50% de la potencia nominal de la central, debido a la 

necesidad de extraer vapor con cierta entalpía y flujo mínimos para el proceso de captura. Se 

puede evitar esta inflexibilidad si es que se obtiene calor desde una fuente dedicada como, por 

ejemplo, la instalación de una turbina de gas. 
 

- Tiempo de encendido: No es afectado por razones técnicas. No obstante, la planta de captura 

solo comienza a capturar efectivamente las emisiones de CO2 después de entre 3 a 4 horas de la 

partida de la unidad termoeléctrica. 

Eficiencia Disminuye alrededor de 20% debido a la extracción de vapor para alimentar la planta de captura 

y al aumento de los consumos parásitos de electricidad por la compresión del CO2. Ambos 

procesos consumen alrededor del 9% de la potencia bruta de la central [39]. Se puede evitar esta 

pérdida de eficiencia, acotado sólo a la unidad de generación, si es que se obtiene calor desde una 

fuente dedicada como, por ejemplo, la instalación de una turbina de gas; no obstante, como 

sistema completo, disminuye. 

Control de 

emisiones 

Probablemente aumenten los costos de insumos debido a la necesidad de mayor control de 

emisiones de NO2 y SO2. 

 

La planta de captura toma entre 2 a 4 horas después de la partida de la unidad a carbón en 

alcanzar su rendimiento de captura nominal (~90%), por lo que durante esas horas no está 

controlando completamente las emisiones de carbono. 

 

Se podrían flexibilizar el mínimo técnico y el retraso en comenzar el control de emisiones después 

de una partida si es que el vapor se obtiene de una fuente dedicada, pero esto aumenta los costos 

de inversión y de operación en la mayoría de los casos. 

 

 

La Tabla 19 muestra los efectos y los parámetros del entorno. 
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Tabla 19 : Efectos en parámetros de desempeño ambiental causados por conversión. 

Parámetro Efectos de la conversión 

Emisiones de NOx El proceso de captura de carbono no disminuye per se las emisiones de estos contaminantes. 

Sin embargo, si es que los sistemas de control de emisiones de la unidad generadora no son 

capaces de controlar las emisiones hasta el nivel requerido por la planta de captura (NO2 en 

trazas; SO2<1 ppm), entonces se deben instalar nuevos equipos o modificar los existentes 

para disminuir las emisiones hasta el nivel requerido. 

Emisiones de MP 

Emisiones de SO2 

Emisiones de CO2 Actualmente, se busca lograr niveles de captura de 90% del CO2 emitido56, 57. 

Si es que el CO2 capturado no es utilizado en algún proceso industrial, entonces debe ser 

almacenado. 

Consumo de agua No es modificado. Puede ser incluso reducido respecto a una unidad convencional si es que 

se recicla agua de los gases de escape. La temperatura de los gases de salida del proceso de 

captura es menor a la temperatura en la chimenea de una unidad a carbón convencional. 

Uso de terreno Como referencia, si es que no hay mayores modificaciones o adiciones a los sistemas de 

abatimiento, una planta para una unidad de 430 MW necesita aproximadamente 1,6 ha. 

 

El principal desafío de esta tecnología es que, para ser una herramienta efectiva para la reducción del 

cambio climático, el CO2 capturado debe ser almacenado en algún reservorio de largo plazo (siglos) o 

utilizado en algún proceso industrial. La demanda global por CO2 se estima actualmente en 222 millones 

de toneladas al año [40], concentrada principalmente en países productores de petróleo. Se estima que 

en Chile la demanda de CO2 es del orden de 50.000 toneladas al año. Esto contrasta con los más de 3 

millones de toneladas de CO2 que puede llegar a producir una unidad de carbón de 250 MW al año. 

Respecto al posible efecto del uso de sistema CCS en el empleo, acotado a la central de generación, se 

podría anticipar un efecto levemente positivo respecto del que se podría esperar en el caso base (sin CCS). 

 

6.2.2 Alternativa 4 ɀ Conversión a cogeneración de electricidad e hidrógeno  

El hidrógeno es el elemento más abundante en la tierra, pero no se encuentra naturalmente en su forma 

molecular (H2). Se puede producir por tres clases de métodos: 1) termoquímicos, 2) electrolíticos, y 3) 

biológicos [41] [42]. La mayor parte del H2 en el mundo se produce mediante procesos termoquímicos a 

partir de gas natural (48%), petróleo (30%), y carbón (18%), y solo 4% por electrólisis del agua [43]. Es 

importante considerar que en Chile existen solo dos plantas de producción de H2 en las refinerías de 

petróleo de ENAP en Hualpén y Aconcagua. Esta última tiene capacidad para producir 1 millón de m3/día 

                                                           
56 Es importante notar que la reducción de las emisiones por unidad de energía eléctrica neta entregada por la 

central es menor, ya que la eficiencia disminuye. Una reducción de 90% del CO2 emitido podría resultar en una 

reducción del 85% de la intensidad de emisiones de la unidad. 

57 Se han planteado diseños que logran capturar hasta el 96% de las emisiones de CO2, pero en estos casos se estima 
una reducción de más del 40% de la eficiencia de la central, por lo que los costos aumentarían prohibitivamente [59]. 
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de H2 [44]. Posibles futuros usos de una producción de hidrógeno a gran escala incluyen la producción de 

amoniaco, usado a su vez para producir explosivos, o en el desarrollo de un mercado de hidrógeno como 

combustible. 

La producción de hidrógeno a partir de combustibles con métodos termoquímicos produce emisiones de 

CO2. Con el fin de promover la descarbonización, se deben considerar alternativas en las que el CO2 

emitido en la producción sea capturado y almacenado, o usado por alguna industria. Además, si es que se 

busca reutilizar la infraestructura de unidades de carbón existentes, se debe considerar una conversión 

en que se pueda utilizar el hidrógeno producido en la caldera existente, con las modificaciones necesarias. 

Múltiples proveedores como General Electric, Kawasaki, Siemens, Mitsubishi, entre otros, ofrecen 

actualmente, o están desarrollando, tecnologías de combustión de hidrógeno en turbinas de gas o en 

ciclos combinados. Sin embargo, estas alternativas no presentan una reutilización significativa de la 

infraestructura de una central a carbón existente, sino solo de la subestación y líneas eléctricas. La 

implementación de estas tecnologías equivaldría a una central de generación nueva. Estas alternativas 

son de interés, aunque no se analizaron en este estudio. 

Una alternativa tecnológica que se ha planteado para reutilizar centrales a carbón existentes es la 

cogeneración de hidrógeno y potencia a partir del carbón mediante la integración de los tres procesos 

mostrados Figura 44: (1) la producción de gas sintético (syngas, una mezcla principalmente compuesta de 

H2 y CO), (2) la separación del hidrógeno y (3) la generación de potencia. Dicho proceso completo se 

denomina ciclo combinado con gasificación integrada del carbón y captura y secuestro de carbono, o 

IGCC-CCS por sus siglas en inglés. Esta alternativa podría ser implementable en calderas de carbón 

pulverizado, aunque se requerirían modificaciones para poder producir vapor quemando syngas en vez 

de carbón. 

 

Figura 44: Esquema de una planta IGCC-CCS de cogeneración de hidrógeno y electricidad. 
Fuente: Elaboración propia en base a [45]. 
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El proceso de gasificación requeriría la instalación de una planta separadora de aire para producir oxígeno, 

un gasificador de carbón, un enfriador de gases, y un reactor shift que completa la producción de 

hidrógeno. El proceso de separación de H2 consistiría en un sistema de captura de azufre, otro de captura 

de CO2 y un purificador de H2 (PSA, pressure swing adsorber). Finalmente, el proceso de generación de 

potencia eléctrica corresponde a la central existente, donde se tendría que cambiar o modificar los 

quemadores y conductos de aire y combustible para poder quemar el flujo de descarte del purificador de 

hidrógeno e hidrógeno puro en mezcla. Estas tres unidades intercambiarían flujos de gases y calor, 

buscando incrementar la eficiencia del proceso integrado. 

La tecnología IGCC-CCS aún solo existe en escala de planta demostrativa. El proyecto más desarrollado a 

escala piloto a la fecha estaba siendo construido por Missisippi Power Company en los Estados Unidos 

[46]. Este proyecto -Kemper Project, de 580 MW- fue suspendido en el 2017 por problemas de gestión del 

proyecto. Existen otros proyectos en construcción, como la planta demostrativa Osaki CoolGen en Japón 

[47] [48], pero ninguno a escala comercial.  

Dado el nivel de desarrollo conceptual de esta tecnología, no se cuenta con información representativa 

de costos de inversión y operación de una planta integrada. Sin embargo, este análisis de costo considera 

como referencia un estudio encargado por IEAGHG58 a Foster Wheeler sobre la cogeneración de 

hidrógeno y electricidad a partir de carbón. Este estudio, que estima costos de inversión y producción, fue 

actualizado en 2008 [48] y resumido en una publicación de 2010 [49]. El costo nivelado de electricidad 

para la planta estudiada se estima entre 160 y 171 US$/MWh y depende fuertemente del precio de venta 

del hidrógeno supuesto. 

Las principales variables de costo en la producción de hidrógeno por métodos termoquímicos son, en 

orden de importancia, el combustible, la recuperación del capital, y la mantención y operación. Ninguno 

de los documentos consultados indica la contribución porcentual de estos factores para la cogeneración 

de hidrógeno y electricidad. 

Respecto al posible efecto del uso de sistema IGCC-CCS en el empleo, acotado a la central de generación, 

se podría anticipar un efecto levemente positivo respecto del que se podría esperar en el caso base (sin 

IGCC-CCS). 

 

6.3 Alternativa 5 a ɀ Cierre y desmantelamiento  

El cierre y desmantelamiento parcial o total de una central a carbón permite aprovechar parte de la 

infraestructura existente o al menos el terreno para la instalación de otras actividades industriales o, 

eventualmente, residenciales o mixtas. El Electric Power Research Institute (EPRI) ha publicado diversas 

                                                           
58 International Energy Agency Greenhouse Gas Research and Development Programm, organización formada por 16 
paises, la Comisión Europea, la OPEP, y 16 patrocinadores multinacionales. 
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guías con recomendaciones para procesos de cierre de plantas de generación eléctrica y, en particular, de 

centrales a carbón [50, 51, 52]. En general, el EPRI recomienda seguir el siguiente proceso: 

1. Levantamiento de requerimientos asociados a la regulación ambiental a la que está sujeto el sitio 
y determinación de responsabilidades ambientales. 

2. Investigación ambiental del sitio. Se recomienda seguir normas internacionales: ASTM E1527-13 
y ASTME1903-11. Respecto al proceso de investigación ambiental y posterior planificación de 
acciones de remediación, se recomienda revisar recursos de instituciones reconocidas 
internacionalmente que proponen procesos para llevar a cabo remediación ambiental a 
satisfacción de todos los grupos de interés, como [53, 54, 55]. 

3. Planificación: 

a. Determinar alcance de acciones de remediación ambiental a realizar. 

b. Identificar situaciones que requerirán atención especial, como presencia de plomo, 
asbestos, registro de accidentes previos, presencia de flora y fauna en el sitio, entre otros. 

c. Elaborar un listado de tareas específicas y un cronograma que sea comunicado de manera 
transparente a todos los grupos de interés. 

4. Suscripción de contratos y solicitud de permisos. 

5. Apagado de planta: 

a. Coordinación con operador del sistema. 

b. Intentar vaciar almacenamientos de insumos y piping. 

6. Actividades de preparación del sitio y transporte de insumos y maquinaria. 

7. Desmantelamiento: 

a. Reciclar y revender lo que sea posible. 

b. Especial cuidado con asbestos y pinturas con plomo. 

c. Excavación de fundaciones y piping solo hasta donde sea necesario. 

8. Remediación y restauración ambiental del sitio. Los principales costos de remediación provienen 
de: 

a. Limpieza de cancha de carbón: Usualmente involucra excavación de tierra bajo la cancha 
hasta que no haya presencia de carbón, para luego almacenar los áridos en el depósito 
de cenizas antes de su cierre. 

b. Cierre de depósito de cenizas: En el caso de ser seco, usualmente involucra la instalación 
de una cobertura, restauración del terreno con flora nativa y la instalación o coordinación 
de algún equipo o proceso de monitoreo periódico59. 

c. Limpieza de terreno bajo estanques y líneas de combustible: Es crítico remover y disponer 
adecuadamente del material del terreno que haya sido contaminado por derrames 
durante la operación normal o durante accidentes de la central. 

                                                           
59 Un ejemplo de regulación de cierre de vertederos que se recomienda revisar es la Parte 257 del Capítulo 
40 del CFR, publicado por la US EPA en 2015 y modificado en 2018, sobre Hazardous and Solid Waste 
Management System; Disposal of Coal Combustion Residuals From Electric Utilities. 
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d. Remoción de asbestos: De especial relevancia si es que la central es antigua. Debe ser 
realizado antes de iniciar las otras laboras de desmantelamiento de la central, para evitar 
exposición de trabajadores. 

En adición, para entender los impactos socioeconómicos del cierre y desmantelamiento parcial o total de 

una central eléctrica se recomienda consultar reportes de la industria nuclear [56], documentos de la EPA 

[57], guías de organizaciones no gubernamentales [58], entre otras referencias. 

Existen economías de escala en el cierre y desmantelamiento de centrales con múltiples unidades, pues 

estas pueden compartir infraestructura significativa. La Tabla 20 presenta costos de desmantelamiento 

para tres casos en el Estado de Carolina del Norte, en EEUU. La chatarra y ciertos materiales recuperados 

durante el desmantelamiento pueden ser vendidos como insumos a otras industrias. 

Tabla 20 : Casos de cierre y desmantelamiento de centrales a carbón en Carolina del Norte [59] . 

 Planta Mayo Planta Ashville Planta Roxboro 

Tipo de unidades 2 calderas y una turbina a vapor 2 calderas y 2 turbinas 4 calderas y 4 turbinas 

Capacidad total 727 MW 378 MW 2.439 MW 

Número de unidades 1 2 4 

Costo de desmantelamiento  53,2 kUS$/MW 60,8 kUS$/MW 35,2 kUS$/MW 

Valor de chatarra  10,2 kUS$/MW 14 kUS$/MW 8,5 kUS$/MW 

Costo neto 43 kUS$/MW 46,8 kUS$/MW 26,7 kUS$/MW 

 

En un proceso de desmantelamiento existen costos principalmente asociados a la mano de obra, el uso 

de materiales y equipo, la disposición de residuos, los costos de remediación ambiental y otros 

imprevistos. Los costos más relevantes están asociadas a variables que son específicas a cada sitio, como 

potencial contaminación del sitio que deba ser remediada, la configuración de la central, la cercanía a 

accesos logísticos, entre otras. A modo de referencia, la Figura 45 muestra la descomposición de costos 

de cierre y desmantelamiento en 3 centrales a carbón en los EEUU. En estos casos, se consideró que la 

chatarra rescatada podría ser vendida a terceros, cuyo valor osciló entre 18% y 25% del costo total de 

desmantelamiento de cada central. En el estudio citado, no se incluye el costo de cierre del vertedero de 

cenizas asociado a cada central. 
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Figura 45: Descomposición de costos de desmantelamiento de 3 centrales de carbón pulverizado en los EEUU. Fuente: 
Elaboración propia en base a datos en [59]. 

Respecto al efecto en el empleo, se puede anticipar un efecto significativo (negativo) respecto del que se 

podría esperar en el caso base (mantener las unidades a carbón sin conversión). Es deseable también 

evaluar los efectos en puertos que brindan servicios a las centrales, además de otros servicios. 

6.3.1 Alternativa 5b ɀ Opción de mantener una unidad en reserva estratégica  

En algunos países se ha optado por retirar algunas unidades del despacho del sistema para dejarlas en 

ƳƻŘƻ ŘŜ άǊŜǎŜǊǾŀ ŜǎǘǊŀǘŞƎƛŎŀέΣ άǊŜǎŜǊǾŀ ŦǊƝŀέ ƻ άmothballedέΦ 9ƭ ƻōƧŜǘƛǾƻ ŘŜ Ŝǎǘŀ ŀƭǘŜǊƴŀǘƛǾŀ Ŝǎ ǊŜŘǳŎƛǊ ƭŀ 

generación eléctrica a partir del carbón, pero dejar abierta la opción de utilizar dicha capacidad para suplir 

necesidades eléctricas en periodos de escasez de suficiencia. Los aspectos regulatorios específicos que se 

utilizan para remunerar estas centrales no forman parte del alcance del estudio. 

A continuación, se sintetizan antecedentes de dos países donde se ha optado por esta alternativa para 

retirar del despacho algunas unidades a carbón: 

Alemania: Se decidió dejar 8 unidades de lignito, que totalizan 2,7 GW, en reserva estratégica durante 4 

años cada una antes de ser cerradas definitivamente [60]. Se les requiere estar disponibles para ser 

despachadas con mínimo 11 días de antelación. Se definió un esquema de pagos de reserva, cuyos costos 

se socializan entre los consumidores de energía. El monto total que será pagado a las 8 unidades 

corresponde a 1,6 billones de Euros, lo que implica aproximadamente 168 USD/kW/año para cada unidad. 

Todas las unidades que se dejaron o dejarán en reserva estratégica tendrán más de 30 años al momento 

de entrar en ese modo de operación. 

Sudáfrica: La utility estatal, Eskom, decidió dejar 13 unidades a carbón (3,7 GW) en reserva en frío dado 

que el sistema posee una sobreoferta significativa de capacidad debido a sobreinversión reciente en 

centrales a carbón [61]. Las unidades en reserva en frío deben poder ser despachadas con hasta 5 días de 

anticipación.  
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En los dos casos internacionales indicados anteriormente, se observa que las unidades que entran en este 

modo de operación son centrales antiguas, de baja eficiencia en comparación a la flota completa y que ya 

han visto extinguida su deuda.  

De manera general, los costos de mantener una unidad en reserva en frío, o mothballed, son similares a 

los costos fijos de operación y mantenimiento (O&M) de la central cuando opera en régimen. Existe un 

ahorro al no incurrir en costos variables. Los costos fijos promedio de O&M en centrales de carbón de los 

EEUU se estiman entre 25 y 33 USD/kW/año para unidades de carbón pulverizado subcríticas [62]. A estos 

costos se deben agregar los costos de seguros, contribuciones y otros costos fijos de la empresa por 

mantener el sitio industrial en condición de utilizarse para producción. 

Se deben considerar rutinas de mantenimiento de diversos componentes y estructuras de la central 

mientras la unidad está en reserva en frío. Se recomienda revisar los manuales de proveedores de equipos 

e instalaciones, los que generalmente incluyen estas rutinas. En general, se observa la necesidad de tener 

especial cuidado con los siguientes procesos: 

Å Monitorear y controlar corrosión en caldera y circuito de refrigeración debido a condensación. 

Å Rotación periódica de elementos rotatorios (turbinas, generador) para evitar deformaciones. 

Å Recircular lubricantes periódicamente para mantener sus propiedades. 

Respecto al efecto en el empleo, se puede anticipar un efecto significativo (negativo) respecto del que se 

podría esperar en el caso base (mantener las unidades a carbón sin conversión).  

 

6.4 Alternativas maduras para reutilizar la infraestructura de una central  

Se revisaron múltiples alternativas de posibles proyectos que se podrían formular con el fin de aprovechar 

la infraestructura existente de una central a carbón que sea eventualmente cerrada y desmantelada. 

Todas estas alternativas tienen el potencial de reutilizar la infraestructura eléctrica (subestación y líneas) 

y la costera (captación y descarga de agua). Las alternativas presentadas son variadas y resuelven distintas 

necesidades locales, tanto socio-ambientales, como del sistema eléctrico. 

6.4.1 Alternativa 6 ɀ Incineración de  residuos sólidos municipales  

Una alternativa para reutilizar el terreno y parte de la infraestructura de una central de generación a 

carbón, luego de su cierre y desmantelamiento parcial, es la instalación de una planta de generación 

eléctrica en base a residuos sólidos domiciliarios o municipales (RSM)60. 

Los principales beneficios socioambientales de la instalación de una planta de RSM (unidades que son 

comúnmente llamadas Waste-to-Energy, o WtE) son la reducción de costos de transporte de RSM a los 

                                                           
60 La definición y composición de lo que puede ser considerado RSM se encuentran en el DS Nº189/2008 del 
Ministerio de Salud ς ά!ǇǊǳŜōŀ ǊŜƎƭŀƳŜƴǘƻ ǎƻōǊŜ ŎƻƴŘƛŎƛƻƴŜǎ ǎŀƴƛǘŀǊƛŀǎ ȅ ŘŜ ǎŜƎǳǊƛŘŀŘ ōłǎƛŎŀ Ŝƴ ƭƻǎ ǊŜƭƭŜƴƻǎ 
ǎŀƴƛǘŀǊƛƻǎέΦ 
 
























































































































































































