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Resumen

Si bien Chile fue pionero en los afios ochenta con la creacion de un mercado eléctrico
competitivo, ha frenado ese impulso precursor y con ello se ha dado un constante juicio por parte de
la industria respecto a que la regulacion no esta actualizada segun los desafios y exigencias del sistema
eléctrico nacional que ha mutado desde uno hidro-térmico a otro con una alta participacion de
energias renovables variables. Producto de esta transformacion, han surgido interrogantes sobre cuél
serd el disefio de mercado que permitird continuar garantizando una operacion segura y eficiente, y
que ademads, muestre las sefiales de precios adecuadas para incentivar el desarrollo en nueva
infraestructura de generacion, transmision y almacenamiento de energia.

En conformidad con lo anterior, la presente memoria de titulo aborda el desafio de contribuir
en la busqueda del disefio de mercado mas adecuado y evaluar su implementacion en la realidad actual
del pais mediante andlisis del proceso en términos econdmicos, regulatorios y técnicos. En particular,
el enfoque del trabajo es el mercado eléctrico mayorista de energia, SSCC y capacidad.

La metodologia se basa en estudiar las condiciones y caracteristicas de la teoria marginalista
en Chile y realizar un benchmarking internacional relacionando los mercado eléctricos que cuenten
con experiencia en la integracion efectiva de energias renovables variables en su matriz energética,
con especial enfoque en Nord Pool.

Se analiza la propuesta existente por parte de ECCO International para el disefio de un mercado
eléctrico a base de ofertas. Luego, se realiza un anélisis de puntos claves para evaluar la
implementacion en Chile de un mercado eléctrico basado en ofertas y proponer recomendaciones que
sirvan de complemento a lo realizado por ECCO International durante su asesoria al CEN.
Adicionalmente, se realiza una simulacion de la interaccion entre las herramientas financieras CfD y
FTR en el SEN.

En base al trabajo expuesto, se tiene que con los cambios requeridos en diversos ambitos y
siguiendo las pautas del disefio propuesto por ECCO, una eventual transicion desde costos auditados
a un sistema de ofertas no implicaria abandonar al 100% la teoria marginalista, si no que serviria de
perfeccionamiento y modernizacién de la actual estructura del mercado eléctrico, apuntando a una
operacion descentralizada del mercado, en donde las operaciones fisicas y financieras facilitaran la
participacion de nuevos actores y tecnologias como las centrales ERV. Todo lo anterior, daria como
resultado un modelo de mercado mas flexible, eficiente y representativo en los costos de produccion,

en comparacion con el funcionamiento actual del mercado eléctrico mayorista.



“Never say never because limits like fears are often just an illusion ”’, Michael Jordan
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Capitulo 1. Introduccioén

1.1. Introduccion General

Desde fines del siglo pasado existe una creciente preocupacion por frenar el cambio climatico
y promover el desarrollo sostenible. Dentro de este contexto, Chile se ha comprometido tanto a
desarrollar politicas en materia de cambio climatico, como a avanzar en el cumplimiento de los
objetivos de desarrollo sostenible. En particular, el estado ha fijado la meta de alcanzar, al afio 2050,
una penetracion de energias renovables del 70 % [1]. Ademas, se ha llevado a cabo el plan de
descarbonizacion que busca retirar las centrales generadoras a carbon de la matriz eléctrica [2].

Junto con la transicion energética, viene un aumento de la participacion de centrales
generadoras de ERV en la matriz de generacion, lo cual trae nuevos desafios operacionales al SEN.
Uno de ellos, es el de poseer mayor flexibilidad, de manera que el sistema sea capaz de responder a
una mayor variabilidad en la disponibilidad de energia y obtener el mejor provecho de ello. En esa
linea, es importante recordar que un elemento pivotal para conseguir una integracion eficiente en el
sistema eléctrico de las fuentes ERV es el disefio del mercado eléctrico, que va mucho més alla del
desarrollo de mecanismos de mercado.

Dado lo anterior, el foco de la investigacion se basa en estudiar la experiencia internacional y
contextualizar a la realidad nacional, con el fin de visualizar como implementar diversas estrategias
altamente recomendadas y soluciones innovadoras que permitan emular el posible comportamiento
de un mercado basado en ofertas en nuestro pais, teniendo como punto de partida el funcionamiento
actual del mercado eléctrico chileno.

El estudio busca disminuir la incertidumbre en la toma de decisiones referentes a que
soluciones poner en marcha. En particular, se genera una propuesta de implementacion que entregue
los lineamientos correctos bajo un esquema de liquidacién mdaltiple con relacion a energia, servicios
complementarios y pagos por capacidad. Dicha propuesta, contempla recomendaciones de tipo
técnicas, regulatorias y econémicas que perfeccionen la operacién del actual mercado de corto plazo

en Chile, incorporando caracteristicas de uno basado en ofertas.



1.2. Motivacion

Las bases tedricas que cimentaron la conformacion de la teoria marginalista eran fundamentos
econdémicos solidos. Sin embargo, en la actualidad no se tiene certeza de si este modelo de mercado
seguira funcionando bien de aqui a 10 afios, porque se penso para un sistema totalmente distinto
(hidrotérmico), el cual con el transcurso de los afios esta viviendo un proceso de transformacion
importante y sin precedentes, derivado del fomento al desarrollo de centrales ERV en la matriz
energética.

Por un lado, ha sido tema de discusion, la operacion segura y confiable del SEN con centrales
ERV, ya que tienen como particularidad la utilizacion de electrénica de potencia en la conversion de
energia. Esto debilita la red eléctrica debido a que no contribuyen con energia cinética almacenada en
forma de inercia en los ejes rotatorios como si lo hace una maquina sincrénica. Lo anterior pone sobre
la mesa a los servicios complementarios (SSCC), junto con su debido mercado y proceso de
regulacion, como medida necesaria para enfrentar posibles contingencias en el SEN.

Por otro lado, el rapido crecimiento en la participacion de centrales ERV en la generacién a
nivel nacional, trae como consecuencia una mayor variabilidad en los costos marginales del sistema.
Es sabido que el costo declarado de una termoeléctrica, ya sea que use carbén, diésel o gas natural,
tiene una trazabilidad que permite verificar que el precio al cual se comercializa su energia sea el mas
conveniente al momento de ser despachada. En cambio, el valor de las centrales ERV, depende del
momento del dia en que su oferta esté disponible, por cuanto tiempo pueda mantenerse operando y de
las condiciones climaticas. Por consiguiente, el desafio del mercado eléctrico de corto plazo es lograr
que los precios reflejen realmente dichos costos en cada nodo y a tiempo.

Por tanto, se deben instaurar mecanismos que mejoren el proceso de calculo de estos costos en
centrales generadoras y disminuya el riesgo financiero asociado con la incertidumbre de los precios
de mercado. Aqui es donde las licitaciones ganan relevancia y deben ser consideradas como una
opcidn de modernizacién en la operacion del mercado de corto plazo, puesto que otorgarian un mayor

nivel de precision en el proceso de obtencion de los costos de generacion.

1.3. Estado del Arte

Las investigaciones en mercados eléctricos han presentado una evolucion notable en las
técnicas de comercializacion de la energia y potencia, debido a las nuevas tecnologias que han
emergido para la generacion de energia eléctrica en los ultimos afios, especialmente por la presencia

de centrales ERV. Se realiza el estado del arte sobre el mercado eléctrico de corto plazo basado en



ofertas, con la finalidad de mostrar los desarrollos mas recientes que hayan sido idealmente probados
y acogidos por paises. El enfoque se desenvuelve en 4 puntos: formato de licitacion, despacho,

mercados y mitigacion del poder de mercado.

1.3.1  Propuestas para un mercado eléctrico mayorista basado en ofertas

Se revisaron 2 propuestas, una de parte de Generadoras Chile y otra de Vinken-Dictuc
encargada por la CNE. La realizada por ECCO International para el CEN se analiza en el Capitulo 5.

A. Disefio del Mercado para Gran Participacion de Generacion Variable en el Sistema Eléctrico
de Chile

En [20], esta el trabajo desarrollado en el afio 2018, para la Asociacion de Generadoras de
Chile (AG) liderada por SYNEX Ingenieros Consultores, Instituto de Investigacion Tecnoldgica de la
Universidad Pontificia Comillas y Estudios Energéticos Consultores.

En la primera etapa del documento se analiza el impacto técnico-econémico a nivel
internacional de las energias renovables variables en los diferentes segmentos del mercado eléctrico,
planteando la relevancia de las elevadas penetraciones de estas tecnologias, concluyendo esta etapa
con una panoramica de las experiencias internacionales en esta materia.

En una segunda etapa se estudia el mercado chileno, identificando los aspectos criticos que
pueden obstaculizar la integracion eficiente de las tecnologias ERV, mientras que la tercera etapa se
presentaron una serie de propuestas regulatorias para el contexto chileno con el objetivo de garantizar
la eficiencia del mercado en escenarios de elevada penetracién de ERV y analizar los cambios

legislativos y regulatorios que se requeririan para llevar a cabo las propuestas.

B. Disefio para el perfeccionamiento del mercado eléctrico nacional en la transicion hacia

esquemas de ofertas incorporando sefiales de flexibilidad y nuevos agentes participantes

En [19], (Vinken-Dictuc, 2021) proponen un disefio de mercado eléctrico para el SEN basado
en esquemas de liquidacion mdaltiple para la provision de distintos productos y servicios eléctricos,
que permita la operacion segura, flexible y a minimo costo en un contexto de descarbonizacion, alta
penetracion de energias renovables y nuevos agentes participantes del mercado eléctrico. Para ello,
realizaron un analisis de la situacion actual del mercado en Chile y realizaron un benchmarking

internacional.



El disefio propuesto se enfoca en la transicion a estructuras de mercado similares a sistemas
de los Estados Unidos, basado en un mercado del dia anterior con la posible consideracion de

mercados intradiarios siguiendo las mejores préacticas de disefios europeos analizados por ellos.

1.3.2  Sistemas de licitacion de convergencia o virtual

La licitacion virtual es un tipo de transaccion introducida recientemente en los mercados
mayoristas de electricidad para mejorar la competencia y los precios. Estas pueden ser realizadas por
diferentes tipos de algoritmos ya sean de maximizacién, programacion lineal, machine learning, redes
neuronales, entre otros.

A. Licitaciones basadas en machine learning/redes neuronales

En [3], (Li & Wang, 2022) desarrolla un marco de optimizacion impulsado por machine
learning para licitaciones virtuales en mercados eléctricos considerando tanto la restriccion de riesgo
como la sensibilidad al precio. La estrategia comercial algoritmica se desenvuelve desde la perspectiva
de una empresa comercial propia para maximizar las ganancias. Se presenta un modelo de pronostico
diferencial de precio marginal local basado en una red neuronal recurrente aprovechando las
dependencias entre horas del algoritmo de compensacion del mercado. La sensibilidad del diferencial
precio marginal local con respecto a las ofertas virtuales netas se modela como una funcion mondétona
con el arbol de aumento de gradiente restringido que proponen. Ademas, aprovechan la estrategia de
negociacion de ofertas virtuales propuesta para evaluar tanto la rentabilidad de la cartera de ofertas
virtuales como la eficiencia de los mercados mayoristas de electricidad de Estados Unidos. El analisis
empirico exhaustivo sobre PJM, ISO-NE y CAISO indica que la estrategia de optimizacion de la
cartera de ofertas virtuales propuesta y que también considera la sensibilidad al precio supera con

creces a la que descuida la sensibilidad respecto del precio, esto ultimo es revelador.

B. Licitaciones virtuales basadas en algoritmos de maximizacion o programacion lineal.

En [4], (Baltaoglu, 2018) considera el problema de la oferta 6ptima para el comercio virtual
en mercados de electricidad de dos liquidaciones. Un comerciante virtual tiene como objetivo arbitrar
las diferencias entre los precios del mercado diario y en tiempo real que son aleatorias y desconocidas
para los participantes del mercado. Proponen un algoritmo de aprendizaje en linea para maximizar el
beneficio acumulado en un nimero finito de sesiones de negociacion asignando el presupuesto del
operador entre sus ofertas de K opciones en cada sesion. Demuestran que el beneficio esperado del
algoritmo propuesto converge, con una tasa de convergencia casi Optima. El algoritmo propuesto



también esta generalizado para estrategias comerciales con una medida de riesgo. Al utilizar tanto el
beneficio acumulado como el indice de Sharpe como métricas de desempefio, las evaluaciones las
realizaron con base en los datos histéricos que abarcan un periodo de diez afios de los mercados NY-
ISO y PJM, demostrando que la estrategia propuesta supera los indices de referencia estandar y el
indice S&P 500 durante el mismo periodo. El indice de Sharpe de las carteras de ofertas virtuales para
los tres mercados eléctricos es mucho mas alto que el del indice S&P 500. Recordando que el indice
de Sharpe se utiliza para mostrar hasta qué punto el rendimiento de una inversién compensa al inversor
por asumir riesgo en su inversion y el indice S&P 500 se le considera el indice mas representativo de
la situacion real del mercado en Estados Unidos.

En [5], (Kohansal, 2020) desarrolla que la oferta de convergencia, también conocida como
oferta virtual, que consiste en un mecanismo de mercado facilitado por los operadores de sistemas
independientes en los mercados mayoristas de electricidad para ayudar a reducir la brecha entre los
precios en el mercado diario y los precios en el mercado en tiempo real. El problema de licitacion en
este contexto es una optimizacion de dos niveles, donde el nivel superior trata de maximizar las
ganancias para el que realiza la oferta de convergencia y el nivel inferior es el problema de despacho
econdmico. Al resolver el problema de licitacion formulado con ofertas virtuales estratégicas
repercute en un impacto positivo en los precios marginales locales de DAM y RTM.

En [6], (Samani, 2021) muestra como ofertas virtuales se han adoptado ampliamente en los
mercados mayoristas de electricidad y como brindan oportunidades para que los participantes del
mercado realicen arbitraje sobre la diferencia entre los precios del DAM y RTM. Dado el impacto
significativo de las ofertas de convergencia en el funcionamiento de los mercados de electricidad, es
importante comprender como los participantes del mercado seleccionan estratégicamente sus ofertas,
centrandose en el mercado 1SO de California, utilizan los datos del mercado eléctrico para caracterizar
y evaluar diferentes tipos de estrategias relacionadas con las ofertas virtuales que se utilizan en la
practica.

En [7], (Manes & Lovett, 2022) introducen un marco de optimizacion estocastica general para
obtener curvas de oferta virtuales de convergencia optimas. Dentro de este marco, desarrollan un
modelo de optimizacion basado en programacion lineal computacionalmente manejable, que produce
precios de oferta y volumenes simultdneamente. También muestran que al realizar diferentes
aproximaciones y simplificaciones en el modelo general conducen naturalmente a enfoques de

licitacion de convergencia bien conocidos, como la autoprogramacion y los enfoques oportunistas.



C. Licitaciones basadas en estrategias estocasticas

En [8], (Samani & Mohsenian-Rad) proporcionan una descripcion general basada en datos de
todas las ofertas de convergencia presentadas y analizan el desempefio de cada postor de convergencia
individual en funcion del nimero de las ofertas presentadas, la cantidad de ubicaciones en las que
colocaron las ofertas, el porcentaje de las ofertas aceptadas, la cantidad de ofertas virtuales
compensadas y sus ganancias o pérdidas. Se analizan las estrategias de oferta de los 13 actores mas
grandes del mercado que representan el 75% de todas las ofertas de convergencia en el mercado 1SO
de California, identificando las caracteristicas cuantitativas para caracterizar y distinguir sus diferentes
estrategias de oferta de convergencia. El analisis revela 3 diferentes de estrategias que se utilizan en
la practica. Para entender, A es la diferencia con el LPM sistémico.

Estrategia 1: Pronosticar D-LMP y R-LMP en cualquier momento y ubicacion. Si el D-LMP
previsto es mayor (menor) que el R-LMP, se presenta una oferta de convergencia (demanda); A = 0
para poder decidir si participar o no en el mercado, y saber como participar en él (OC de oferta o de
demanda).

Estrategia 2: Fijar el precio de manera que la oferta de convergencia enviada sea casi siempre
la que se otorga; A << 0. Utiliza la prevision de precios para decidir si presentar una oferta de
convergencia “de oferta” o una oferta de convergencia “de demanda”.

Estrategia 3: Establecer el precio de nodo en la oferta de convergencia presentada que casi
siempre no se otorga; o sea A >> 0. Es importante destacar que si su oferta (demanda) CB se liquida
debido a una precio DAM inesperadamente alto (bajo), entonces la ganancia es grande. Es importante
destacar que si su oferta virtual “de oferta” (de demanda) se liquida debido a un precio DAM

inesperadamente alto (bajo), entonces la ganancia es grande.

1.3.3  Formato de despacho econémico de unidades

Un problema evidente en sistemas con alta participacion de energia renovable variable, es la
volatilidad en la generacion. Por lo tanto, el tratamiento del despacho se vuelve mas complejo. La
herramienta méas utilizada en estos casos, son los modelos de optimizacion, especificamente,

programas lineales enteros mixtos (MILP).

C. Programas lineales enteros mixtos (MILP)

En [9], (Shinde & Date, 2021) proponen y comparan tres programas estocasticos de una sola

etapa para un despacho 6ptimo por parte de un operador del sistema a los mercados de equilibrio. La



motivacion de los modelos es representar el requisito de realizar el equilibrio del sistema con
cantidades crecientes de generacion renovable intermitente. Los modelos MILP propuestos
consideran tanto el costo del combustible como el costo de intermitencia de los generadores mientras
activan las ofertas de regulacion ascendente o descendente. Los tres modelos propuestos se basan en
los principales enfoques vistos en la practica: fijacion de precios con desequilibrio dual, fijacion de
precios con desequilibrio Unico y fijacion de precios con desequilibrio Gnico con reversion al contado.
También proponen un algoritmo de generacion de escenarios basado en distribuciones de densidad
dindmica condicional predictivas realizan un analisis comparativo de estos tres modelos propuestos
en términos de como ayudan al operador del sistema a optimizar sus acciones de mercado de equilibrio

considerando generadores renovables intermitentes.

1.3.4  Contratacion de servicios complementarios

En [16], se hace alusion a que cuando la congestion restringe el flujo potencial de reservas,
como es el caso de Nueva York, la jerarquia de reservas también puede ser local y reflejar direcciones
de flujo factibles. La adquisicion de todos los tipos de reservas se optimiza sujeta a las restricciones
de sustituibilidad para cumplir con los requisitos generales de reservas a un costo minimo (segun la
oferta). Los generadores que proporcionan estas reservas reciben una compensacion en funcion de su
oferta (en una configuracion de pago segun la oferta) o del precio de compensacion uniforme para el
tipo de reserva que ofrecieron.

La integracion masiva de energias renovables intermitentes (e6lica y solar) en California cred
la necesidad de un nuevo tipo de reserva denominada Flexiramp, que fue aprobada por la FERC y esta
destinada a garantizar suficiente capacidad de aumento en tiempo real para seguir las rapidas
fluctuaciones de la carga neta. Dichas reservas no se ofertan como un producto separado sino que se
obtienen reteniendo ofertas de energia de generadores flexibles que pueden estar en orden de mérito
(es decir, sus precios de oferta estan por debajo del LMP). En tales casos, a los generadores se les
paga el costo de oportunidad por la pérdida de ganancias, que es el LMP menos el precio de oferta

multiplicado por la produccién de energia retenida.

1.35 Remuneracion por capacidad

En [10], (Holmberg & Ritz, 2020) sefialan que los mercados de reservas estratégicas y de
capacidad bien disefiados son tan eficientes como un mercado exclusivamente energético en un

mercado simplificado en el que el aumento de los costos, la intermitencia, la demanda elastica, la



competencia y la informacion imperfectas son insignificantes. Sin embargo, los mercados modernos
con tecnologias no térmicas, como el almacenamiento de energia, la respuesta a la demanda y las
energias renovables con produccion intermitente, son mas complicados. Muchos mecanismos de
capacidad luchan con tecnologias para las que es dificil estimar la capacidad firme; la produccion
confiable de una unidad de generacion, y darles sefiales de precios correctas. Por ejemplo, un mercado
de capacidad, no ofrece los incentivos adecuados a los propietarios de energia edlica cuando eligen la
ubicacion de la planta, el disefio de la planta y como mantener el plan y prepararlo para condiciones
climaticas extremas.

En [16], se desarrolla el pago de capacidad por MW de capacidad de generacién comprometida
es un enfoque comun para remunerar la capacidad de generacion por disponibilidad. Hay muchas
variantes de este enfoque con el pago determinado administrativamente o mediante una subasta como
en PJM. El pago por capacidad suele implicar una obligacion de “oferta obligatoria” sin restriccion
sobre el precio de oferta de energia. Un aspecto importante de los esquemas de remuneracion de pago
por capacidad en todo el mundo, ya sea que se determinen administrativamente o mediante
mecanismos de mercado, es que son uniformes y tecnoloégicamente neutrales. En otras palabras, cada
MW de capacidad, independientemente de la tecnologia o si proviene de generacion, respuesta a la
demanda o almacenamiento, se paga lo mismo. La justificacion tedrica para tener precios de capacidad
uniformes es que los pagos por capacidad deben reflejar el costo marginal de agregar nueva capacidad
al sistema, que en el nivel éptimo debe igualar la probabilidad de pérdida de carga y el valor de la
carga perdida. Los primeros intentos de tener pagos diferenciales por capacidad basados en la
tecnologia (por ejemplo, en Corea y otros lugares) demostraron ser ineficaces y posteriormente

volvieron a precios uniformes.

1.3.6  Mitigacion del poder de mercado

Una vez que se realiza una subasta por parte de algun agente, esta debe pasar por un proceso
de verificacién y validacién, a fin de evitar conductas anticompetitivas derivadas del poder de

mercado, en este aspecto, existen algunas metodologias, que buscan monitorearlo y mitigarlo.

D. Metodologias ex-ante y ex-post

En [16], se desarrolla que en algunos paises como Australia, presentan un enfoque denominado
sistema Unico de liquidacion, esto es defectuoso ya que crea fuertes incentivos para la manipulacion

de los precios en tiempo real mediante la retencion de capacidad y la explotacion de restricciones



técnicas. Las liquidaciones que se basan enteramente en precios ex-post en tiempo real tampoco logran
proporcionar una sefial de precios ex-ante confiable que fomente la respuesta de la demanda y facilite
la contratacion bilateral al proporcionar un precio de liquidacion confiable con un riesgo de base
reducido.

En los mercados estadounidenses, el enfoque de dos liquidaciones se ve reforzado al permitir
que los actores financieros sin demanda ni instalaciones de produccion arbitren las diferencias de
precios entre los mercados del dia siguiente y en tiempo real. Dicho arbitraje, denominado oferta de
convergencia u oferta virtual, toma la forma de posiciones de oferta 0 demanda en el DAM que se
cierran automaticamente (como ofertas de toma de precios) en tiempo real. Estas posiciones virtuales
permiten a los productores y consumidores tomar posiciones en el DAM pero liquidarlas a precios en
tiempo real sin tener que retener sus ofertas. Esto ayuda al operador del sistema a ejecutar el sistema
de manera confiable al reducir los incentivos de los participantes del mercado para desviaciones y
sorpresas estratégicas en tiempo real. Los estudios empiricos también han demostrado que las ofertas
virtuales mejoran la eficiencia del mercado al aumentar la liquidez y hacer converger los precios en
el DAMy RTM.

E. Metodologias basadas en el equilibrio de Nash

En [11], (Bansal, Chen, You, Mallada, 2023) estudian problemas de juegos Stackelberg-Nash
multijugador de sistemas no lineales de tiempo continuo mediante programacion dindmica adaptativa
de iteracion para garantizar la estabilidad del sistema de bucle cerrado. Un juego multijugador
Stackelberg-Nash pertenece a un sistema dinamico no lineal, que incluye un lider y mdltiples
seguidores. En el nivel superior, el lider toma su decision preferentemente teniendo en cuenta las
funciones de reaccion de todos los seguidores, mientras que, en el nivel inferior, cada uno de los
seguidores reacciona de forma déptima a la estrategia del lider simultdneamente jugando un juego de
Nash. Al llevar lo anterior a los mercado eléctricos, se modela la competencia entre generadores
(funciones de oferta de oferta) y cargas (cantidad de oferta) en un mercado de dos etapas con una
politica de mitigacion de poder de mercado por etapas. Un analisis de equilibrio muestra que una
politica en tiempo real conduce al juego Stackelberg-Nash, en el que las cargas actdan como lideres y
los generadores como seguidores. Los estudios numéricos ilustran el impacto de los errores de
estimacion de costos, la heterogeneidad en el costo de generacion y el tamafio de la carga en el

equilibrio del mercado.
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F. Metodologia basada en la teoria de juegos

En [12], (Zhu, Chan, Bu, Siu, Gao & Xia) adoptan la teoria de juegos evolutivos con
ecuaciones dindmicas de replicacion para determinar explicitamente los factores que afectan la
disposicion de los proveedores de energia de utilizar el poder de mercado para elevar el precio en el
procedimiento de licitacion, lo que podria simularse utilizando el algoritmo de escalada de politicas
de ganar o aprender rapidamente (WoLF-PHC) como método de aprendizaje por refuerzo de maltiples
agentes. Luego, al formular las ecuaciones dinamicas de replicacién del procedimiento de licitacion,
se revelan tres factores que afectan la preferencia de la estrategia de licitacion, incluida la demanda

de carga, la gravedad de la congestion y el limite de precio.

1.3.7 Teoria econdmica de subastas

Para poder abordar el proceso de subasta en el &mbito eléctrico, primero se deben conocer los
principales tipos de subastas que existen como lo son las subastas dinamicas (inglesa, holandesa,
americana) y las de sobre cerrado de primer precio y segundo precio. En [27, 28] (Crucianelli)
(Martinez), describen la teoria, el proceso y las aplicaciones econémicas de las mismas.

A. Subasta Inglesa (ascending-bid)

Es una subasta de caracter publico donde se comienza con un precio muy bajo en el que la
demanda excede a la oferta. Se sube el precio hasta que por primera vez la oferta excede la demanda.
En ese momento se asignan todas las unidades y se paga el precio inmediatamente anterior al que la
oferta es igual a la demanda.

Quienes participan de la subasta van observando las pujas y deben decidir si aumentan o no su
oferta. Este tipo de subastas es transparente y abierto, lo que quiere decir que el vendedor y los
compradores ven y conocen todas las ofertas en disputa ya que como cada comprador puede pujar
cuantas veces quiera (siempre y cuando la puja sea superior a la mas alta en ese momento). Por lo
tanto, los compradores habilitados solo deben conocer el nivel actual de la puja para participar.

B. Subasta Holandesa (descending-bid)

Al igual que la inglesa, también es una subasta de caracter publico. Aqui el subastador marca
un precio de salida bien alto, el cual es fijado de forma arbitraria y las personas revelan su demanda.
El precio va disminuyendo hasta que la demanda sea mayor que cero. Se entregan las unidades
demandadas a ese precio y se continta bajando el precio hasta que otra vez la demanda sea mayor que
cero. Se continua de esta forma hasta agotar todas las unidades.
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C. Subasta Estadounidense

Es una variante de la subasta inglesa ya que su funcionamiento es el mismo. Todos los
participantes reciben la misma informacion sobre aquello por lo que pujan pero no tienen informacion
del valor que los competidores le dan al bien. Los pujadores van haciendo ofertas por el bien
subastado, y van aumentando hasta que finalmente se acaba el tiempo o nadie mas realiza ninguna
oferta. El ultimo pujador se lleva el bien por el precio de su Gltima puja, pero la gran diferencia de
esta subasta con las anteriores es que en este caso todos los participantes deben pagar la cantidad
pujada, esto quiere decir que hayas ganado o no el bien subastado debes pagar la puja que hiciste para
intentar conseguirlo. Este tipo de subasta incentiva a los participantes a subir sus pujas ya que a medida
que se superan sus pujas anteriores si no contindan pujando perderan lo Gltimo pujado a cambio de
nada.
D. Subasta de sobre cerrado de primer precio

En esta subasta los competidores presentan todos a la vez sus ofertas en un sobre sobre cerrado.
Posteriormente, este es abierto por el subastador y anuncia al ganador de la subasta que es quien ha
realizado la puja mas alta y sera el importe marcado en su sobre que debera abonar. La principal
diferencia con las subastas dinamicas es que cada comprador sélo puede presentar una Unica puja para
esa subasta.
E. Subasta de sobre cerrado de segundo precio

Este tipo de subasta es una variante de la subasta de sobre cerrado de primer precio, y es que
el funcionamiento de la subasta es el mismo. Se realiza una sola puja en sobre cerrado y el ganador
de la subasta es quien presenta la puja mas alta. Hasta aqui es todo igual, la diferencia radica con el
precio de adjudicacion o materializacidén, mientras en la subasta de primer precio el ganador tenia que
pagar el importe de su propia puja, en este tipo de subasta el ganador pagara la segunda puja mas alta

realizada.

1.3.8  Analisis del estado del arte

Después de realizar una revision de la literatura sobre las ofertas de convergencia (o virtuales),
se evidencia que las ofertas de convergencia afectan muchos aspectos del funcionamiento de los
mercados eléctricos y actualmente existe un vacio en la literatura sobre como los participantes
seleccionan estratégicamente sus ofertas de convergencia en la practica. Para abordar este problema
abierto, los métodos utilizados para las licitaciones estdn cimentados en algoritmos ya sean de tipo

metaheuristicos, de aprendizaje o bien, basados en inteligencia artificial. Todos tienen como enfoque



12

la optimizacién de una funcion objetivo de dos niveles, donde uno de ellos es velar por la solucion
mas econdémica al problema del despacho de unidades y por otro lado, se busca maximizar las
ganancias de los oferentes (para incentivarlos a participar y dar las sefiales correctas a nuevos agentes)
por ende, su dificultad recae en las técnicas de programacion o calculo empleadas para lograr un
equilibrio entre los 2 niveles mencionados, ya que las cargas prefieren un bajo precio, mientras que
los generadores optan por preferir precios mas altos.

Por otra parte, los métodos de algoritmos de tipo estocasticos se enfocan principalmente en la
prediccion de los LPM, lo cual le permitiria determinar si ofertar o no. El principal enfoque es la
utilizacion de las diferencias previstas, por lo que su aplicacion esta netamente ligada a un alto riesgo
asociado al porcentaje de incertidumbre frente a elementos de la red que afecte enormemente la
operacion del sistema y cuyo punto no haya sido previsto, lo cual puede ser engorroso y tal vez se
requiere un proceso de maduracion de estas técnicas para desarrollar una version definitiva. Su
principal beneficio esta relacionado a que la eleccion de la metodologia queda sujeta al nivel de riesgo
que el oferente esté dispuesto a tolerar. Aqui hay mucho parfio que cortar, por ejemplo: la opcion 1 es
la mas riesgosa y es la que requiere un mayor nivel de compromiso y trabajo en la prevision del LPM
pero también es la que genera mayores ganancias, en contra parte con la opcién 3, que es considerada
como mas conservadora por el bajo nivel de riesgo que posee, junto con requerir de una menor
precision en la prevision del LPM. La opcién 2, no es tan popular como las 2 anteriores y esto lleva a
pensar que tal vez no sea muy exitosa su seleccion. En este punto cabe sefialar, que los oferentes no
dejaran a conocimiento publico toda su estrategia para que pueda ser utilizada por sus competidores,
perdiendo su ventaja competitiva.

Con respecto al despacho de unidades, la contratacion de servicios complementarios y la
remuneracion por capacidad no es mucho lo que hay que analizar, son 3 aspectos propios del mercado
eléctrico que se enfocan principalmente en el correcto funcionamiento del sistema a nivel de operacion
(despacho), seguridad (SSCC) y econdémicamente solvente para los generadores (remuneracion por
capacidad). Para el despacho, se utiliza MILP debido a que su aplicacion es relativamente simple y
robusta producto de la consistencia del sistema para cierto punto de operacién y las herramientas
computacionales disponibles. EI mercado CAISO es un pionero en temas de SSCC, en noviembre de
2016, implement6 dos productos de mercado en los mercados de 15 y 5 minutos: premios de
incertidumbre Flexible Ramp Up y Flexible Ramp Down. Estos productos brindan una capacidad
adicional de rampa flexible hacia arriba y hacia abajo para tener en cuenta la incertidumbre debido a

la demanda y los errores de prondstico de energias renovables. Ademas, la prueba de suficiencia de
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rampa flexible existente se amplié para garantizar una capacidad de rampa viable para horarios de
intercambio en tiempo real, lo cual, se ha replicado por los Estados Unidos como garantia para los
momentos donde se exija al sistema eléctrico.

En la literatura, un tema comun es si los activos existentes y los de nueva generacion deben
recibir los mismos pagos por capacidad. Algunos autores han sugerido que los pagos por capacidad
no fueron suficientes para incentivar nueva capacidad en los mercados ISO. Los mecanismos de
capacidad se utilizan cada vez mas en el disefio de los mercados de electricidad en todo el mundo,
pero su papel sigue siendo objeto de debates. Lo anterior a raiz de que las remuneraciones por
capacidad presentes en los mercados estadounidenses poseen un mecanismo de pago a monto unico,
que no difiere de la naturaleza del megawatt [MW]. De ello, se desprende que los mercados de
capacidad con una complejidad mayor son dificiles de implementar, ya que estan disefiados para
satisfacer una brecha estimada de "dinero faltante™ en los ingresos netos necesarios para proporcionar
suficiente capacidad para cumplir con los objetivos de confiabilidad y es sabido que en las centrales
de ERV es dificil determinar la potencia firme que aportan al sistema. Otro problema con los mercados
de capacidad es la disponibilidad. Una instalacién que haya recibido un pago por capacidad esta
obligada a proporcionar su capacidad firme cuando el operador del sistema se lo solicite. Pero las
regulaciones a veces permiten circunstancias en las que una instalacion no tiene que estar disponible.
Por lo tanto, el propietario puede aprovecharse de esos “vacios regulatorios”.

El poder de mercado siempre estara presente donde existan generadores con mayor capacidad
que otros, ya que pueden aprovecharse de las ventajas que poseen para ofertar, lo que plantea un
desafio para identificar con precision el abuso de poder de mercado por parte de los generadores. El
concepto de poder de mercado ha ganado importancia después de que la industria de la energia
eléctrica iniciara un proceso de transicion y reestructuracion. En este competitivo mercado de la
electricidad, las limitaciones operativas y fisicas de la red representan una gran amenaza para el
mercado por parte de las empresas de generacion en el ejercicio de su poder de mercado. El trabajo
bibliografico presentado en este item se ha dividido en 2 secciones para facilitar el entendimiento.
Cabe mencionar que ambas metodologias buscan dilucidar los factores que favorecen la existencia
del poder de mercado.

En primer lugar, estan las medidas ex-ante y ex-post que buscan frenar el poder de mercado
con la implementacion de sistema de méas de una liquidacién y asi limitar las intenciones de los
oferentes de modificar las ofertas a antojo dependiendo de la conveniencia que esto les proporcione,

logrando una congruencia en los mercados DAM y RTM. En segundo lugar, estan los algoritmos de
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deteccion basados en inteligencia artificial que se han implementado poco a poco en los mercado
eléctricos con el fin de monitorear y controlar, utilizando sofisticadas estrategias de autoaprendizaje.
Finalmente, estan las medidas basadas en el equilibrio de Nash, las cuales son comparativamente mas
robustas las manipulaciones de precios, en comparacién con las anteriores. Sin embargo, la
complejidad radica en que es dificil tener las condiciones en la préctica para llevar a cabo
eficientemente estas tacticas de mitigacion del poder de mercado, dados los intereses de los oferentes
buscando beneficiarse econdmicamente de las imperfecciones del mercado.

En resumen, debido a la complejidad del problema, no existe una medida resolutiva universal,
puesto que la solucion depende intrinsecamente de las caracteristicas de cada sistema y de los
oferentes. Sin embargo, las estrategias comparten la idea de lograr un equilibrio demanda-oferta y que
los precios ofertados en los mercados DAM y RTM sean congruentes. Ademas, la heterogeneidad en
el costo de los generadores tiene el efecto no deseado de mitigar el poder de mercado de las cargas.
Finalmente, un analisis sobre el efecto de la sobreestimacion del costo de generaciéon y la
incertidumbre de la demanda en tiempo real muestra una tendencia de los generadores a beneficiarse

de la incertidumbre en ambos casos.
1.4. Objetivos

1.41 Objetivo General

Analizar el posible proceso de transicion en Chile desde un mercado eléctrico mayorista
basado en la teoria marginalista a uno basado en ofertas, considerando que la implementacion sera

bajo una gran penetracion de centrales de ERV.

1.42  Objetivos Especificos

o Describir y analizar la operacion, el funcionamiento y la situacién actual del mercado chileno.
. Revisar el mercado eléctrico mayorista internacional Nord Pool.
. Realizar un analisis que permita comprender la propuesta de ECCO Internacional para el CEN,

mencionando los puntos clave del proceso y disefio.
o Proponer mejoras que complementen principalmente el &mbito técnico, y dentro de lo posible,
la parte regulatoria del disefio elaborado por ECCO Int. para lograr una implementacion

efectiva. Ademas, evaluar la interaccion de las herramientas CfD y FTR en el SEN.
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1.5. Alcances y Limitaciones

El estudio de la implementacidn de un mercado eléctrico mayorista basado en ofertas permitid
observar de manera clara el comportamiento del mercado marginalista y como seria un eventual
proceso de modernizacion del mercado frente a un gran porcentaje de participacion de ERV. Sin
embargo, los modelos estudiados a partir de la literatura y propuestas existentes derivan en que el
disefio e implementacion de mercados eléctricos resulta altamente dependiente de las caracteristicas
técnicas, regulatorias, legales y econdmicas propias de cada sistema, por lo que no existen dos
sistemas con disefios similares, asi como tampoco soluciones universales. Por lo tanto, esta
investigacion se limita al sistema chileno, con la finalidad de analizar a grandes rasgos el proceso de

adaptacion del mercado eléctrico con una matriz energética descarbonizada.

1.6. Temarioy Metodologia

El trabajo de memoria de titulo presentado se desarrolla en 8 capitulos. A continuacion, se
describe a grandes rasgos los temas cubiertos en cada uno. Ademas, se mencionan los anexos.

El Capitulo 1 expone la introduccion general, motivacion y estado del arte para contextualizar
el problema, ademas del objetivo general, los objetivos especificos, alcances y limitaciones del
trabajo.

El Capitulo 2 presenta los conceptos necesarios para describir las diferentes partes que
interacttan en el mercado eléctrico.

El Capitulo 3 realiza una revision y analisis de caracter técnico-economico de mercados
eléctricos internacionales de interés, con enfoque en el mercado Nord Pool. Ademas se muestran
errores cometidos en Nord Pool. Lo anterior se hace mediante una busqueda de informacién en sus
respectivas paginas web y documentos oficiales encontrados como boletines, tesis, informes, papers,
entre otros.

El Capitulo 4 presenta un analisis de imperfecciones del mercado nacional actual, enfocado en
oportunidades, problemas y desafios existentes en la actualidad, a base de informacién recopilada de
la pagina del CEN, la CNE, Generadoras de Chile, entre otras.

El Capitulo 5 analiza en detalle la propuesta final de ECCO international entregada al CEN,
se determinan puntos de interés para ser sometidos a estudio, centrado en los cambios que se deben
efectuar para lograr un disefio de un mercado eléctrico mayorista basado en ofertas, y eventualmente
llevar a cabo su implementacion en Chile. El analisis realizado a la propuesta es tanto de caracter

interno como externo.
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El Capitulo 6 se realizan sugerencias tanto técnicas como financieras, junto con algunas
recomendaciones regulatorias 0 normativas para favorecer las condiciones habilitantes de
implementacion en Chile de un mercado eléctrico mayorista basado en ofertas, teniendo como punto
de referencia el disefio que elaboré ECCO International para el CEN, en que se identifican aspectos
“mejorables 0 discutibles” y ademas se toman decisiones respecto a puntos del disefio que la
consultora dej6 sujetos a eleccion.

El Capitulo 7 aplica la combinacion de las herramientas financieras CfD y FTR en el SEN,
con valores de LMP reales. Especificamente, se toma como ejemplo la empresa generadora Daza S.A.

El Capitulo 8 expone el sumario y las conclusiones generales obtenidas a partir del estudio
realizado, ademas de los trabajos futuros para complementar la linea de investigacion tomada.

El Anexo A presenta una explicacion general del esquema multiliquidacion utilizado en los
mercados eléctricos mayoristas que operan en Estados Unidos y Europa. Ademas, se ilustran los
conceptos con un ejemplo de un parque eolico.

El Anexo B contiene los costos marginales en las siguientes barras del SEN: Crucero 220 [kV],
Pan de Azucar 220 [kV], Atacama 220 [kV], Quillota 220 [kV], Tarapaca 220 [kV], Cardones 220
[kV], Charrda 220 [kV] y Puerto Montt 220 kV] para el periodo comprendido entre enero de 2008 y
junio de 2024. También contiene los PMM en el mismo periodo de tiempo.

El Anexo C presenta una tabla comparativa entre el mercado eléctrico CAISO vy la bolsa de
energia que opera en los paises ndrdicos en Europa.

El Anexo D describe el funcionamiento actual de los componentes asociados al mercado de la
energia en Chile. También se hace referencia al marco regulatorio y econémico.

El Anexo E describe el funcionamiento actual de los componentes asociados al mercado de la
potencia (o capacidad) en Chile. También se hace referencia al marco regulatorio y econémico.

El Anexo F describe el funcionamiento actual de los componentes asociados al mercado de los
SSCC en Chile. También se hace referencia al marco normativo y econémico.

El Anexo G describe el funcionamiento actual del mercado de la transmision en Chile.

El Anexo H describe la participacién de los sistemas de almacenamiento, junto con leyes que
incentivaron su desarrollo en el mercado eléctrico chileno.

El Anexo | contiene los datos sobre la generacion mensual y los contratos celebrados por la

empresa generadora Daza S.A. entre los meses de enero de 2017 y diciembre de 2023.
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Capitulo 2. Caracterizacion del mercado eléctrico

2.1. Introduccidn

El estudio asociado al mercado eléctrico ha sido materia de constante revision debido a los
avances tecnologicos en la generacion de energia eléctrica. Antiguamente, la dindmica del sistema
estaba dominada por las maquinas sincronicas y el comportamiento de las cargas. No obstante, el
mercado eléctrico estd viviendo un proceso de transformacion derivado de la alta penetracion de
centrales edlicas y fotovoltaicas, y de diversas tecnologias de almacenamiento.

En este capitulo, se presentan conceptos basicos relacionados al mercado eléctrico, tales como
su estructuracion, marco regulatorio y caracterizacion del consumo. Adicionalmente, se presenta el

poder de mercado.

2.2. Estructura del sistema de potencia

Segln el DFL 4, define al SEP como el conjunto de instalaciones de centrales eléctricas
generadoras, lineas de transporte, subestaciones eléctricas y lineas de distribucion, interconectadas
entre si, que permite generar, transportar y distribuir energia eléctrica.

El sistema eléctrico nacional, es el sistema mas importante en Chile, este nace en el afio 2017
cuando se une la zona norte del pais con la zona centro y sur, precisamente hasta la region de Los
Lagos, especificamente la Isla de Chiloé en el sur. Este sistema antiguamente estaba dividido en el
sistema Eléctrico del Norte Grande (SING) y el Sistema Eléctrico Central (SIC), hoy esté constituido
como SEN.

En la Figura 2-1, se describen los 3 principales segmentos que conforman el SEN en Chile, junto a la

estructura del mercado que define al segmento.

o g TS MERCADO DE LA DISTRIBUCION
_ ~” MERCADO DE LA GENERACION ™ > _ (MONOPOLIO NATURAL)
¥ (COMPETITVO)
! v + < '; -Vf,’, »
i - 3 /1

N MERCADO DE LA TRANSMISION ’
~<_  (MONOPOLIO NATURAL) _ i

Figura 2-1. Segmentos del SEN y su naturaleza. [13]
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22.1 Segmento de Generacion

Este segmento es el encargado de proporcionar la oferta energética en el mercado eléctrico.
Por lo tanto, es el encargado de satisfacer la demanda maxima del sistema, pese a que durante
momentos del afio no se llegue a utilizar dicha capacidad.

Este sector no es un monopolio, pues existe libertad de entrada y salida, y en el que el
inversionista decide con qué tecnologia, con qué tamafio, en qué localizacién y cuando incorporar al
sistema eléctrico la infraestructura de generacion que desarrolla. Sin perjuicio de lo anterior, el
inversionista debe respetar la normativa técnica y la normativa ambiental, entre otras, siendo de su
responsabilidad su debido cumplimiento.

La Figura 2-2 evidencia el profundo cambio en la matriz energética en Chile, durante los
ultimos afios, pasando desde un sistema dominado por centrales térmicas e hidrdulicas, a un sistema
en el cual la participacion de centrales de ERV ha aumentado considerablemente, especialmente por

solares y eolicas. Ademas, contempla el posible panorama para los proximos 26 afios.

-~ Proyectado
200 o y
Histérico <=
=y
= 160
-
t 2015
<
& 120
«
-
g
= 80
<
b=t
3]
& 40
o
@]
- s
© ~ © S ° ~ © ~ © ~ o &
§f § &5 5§85 eF e
= Bateria = Bombeo » Solar CSP Solar FV
Edlica m Hidro Pasada = Hidro Embalse u Geotérmica
= Biomasa = Diésel = GNL u Carbén

Figura 2-2. Cambio en la matriz energética chilena, 1996 - 2050. [14]

222 Segmento de Transmision

De acuerdo con la definicion dada por la principal empresa transmisora en Chile, los sistemas
de transmision se definen como: “conjunto de lineas y subestaciones eléctricas que forman parte de
un sistema eléctrico, incluyendo lineas de interconexion entre sistemas interconectados, en un nivel
de tension nominal superior a 23 [kV], entendiendo como tension nominal de la subestacion, la de la

barra de mayor tension” (Transelec, 2020). Adicionalmente se cita la definicion estipulada en el



19

reglamento DFL 4 sobre la LGSE, en cuyo Articulo 73 se definen los sistemas de transmision como:
“conjunto de lineas y subestaciones eléctricas que forman parte de un sistema eléctrico, y que no estan
destinadas a prestar el servicio publico de distribucién”.

Por lo tanto, las infraestructuras de transmision se encargan de trasladar la energia eléctrica
desde los centros de generacidn hasta los de consumo. Por la ley N °20.936, este sistema se segmenta
en transmisioén nacional, transmision para polos de desarrollo, transmision zonal y transmision
dedicada (Figura G-1). Dado que cada segmento presenta caracteristicas de monopolio natural, estan
sujetos a regulacidon. En Chile, la operacidn se ajusta al estandar europeo, con una frecuencia nominal

de 50 Hz. Los niveles de voltaje en la transmision nacional comprenden desde 23 kV y hasta 500 kV.

2.2.3 Segmento de Distribucion

El segmento de distribucion comprende las lineas, subestaciones y equipos necesarios para
proporcionar el servicio de electricidad a los consumidores finales en areas geogréaficas
especificamente delimitadas. Este segmento, similar al de transmision, también opera bajo un régimen
de monopolio natural y esta regulado. Las empresas distribuidoras funcionan bajo un régimen de
concesion de servicio publico de distribucién, con obligacion de servicio y con tarifas reguladas para

los clientes regulados.

2.3. Consumidores

Los consumos eléctricos en el pais se agrupan en dos segmentos principales: clientes regulados

y clientes libres.

2.3.1 Clientes regulados

El “cliente regulado” es aquél que paga una tarifa definida por la autoridad calculada en base
a una empresa distribuidora modelo que opera en forma eficiente y al precio de compra por parte de
la empresa de distribucion.

El segmento de clientes regulados esta integrado por consumidores de una potencia conectada
igual o inferior a 5 MW, teniendo la posibilidad aquellos de potencia entre 500 kW y 5 MW, y que

estan ubicados en el area de concesion de una empresa distribuidora, a optar a ser clientes libres [15].

2.3.2 Clientes libres

En Chile, se define como “cliente libre™ a aquellos cuyos precios no estan sujetos a regulacion
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de precios, por lo que negocian libremente los precios y condiciones del suministro eléctrico con las
Empresas Generadoras o Empresas Distribuidoras. Este segmento esté integrado por consumidores de
una potencia conectada superior a 5 MW, teniendo la posibilidad aquellos de potencia entre 500 kW

y menor a 5 MW de ser cliente regulado.

2.4. Marco regulatorio

El sector eléctrico chileno se encuentra estrechamente relacionado con diferentes instituciones
del sector pablico y privado. Las principales instituciones ligadas a la regulacion del sector eléctrico

chileno y su relacién se muestran en la Figura 2-3.

Sector eléctrico chileno

Figura 2-3. Interaccion entre las instituciones y los agentes del mercado. [17]

2.4.1  Ministerio de Energia

Entidad creada bajo la Ley 20.402 y operativa desde el 1 de febrero de 2010, es el principal
6rgano de colaboracion con el Presidente de la Republica en la administracion del sector energético.

Su funcion principal es la formulacién y coordinacion de politicas, planes y normativas para
asegurar el desarrollo eficiente del sector, asi como supervisar su cumplimiento y asesorar al Gobierno
en temas relacionados con energia. Lo anterior, reorganizo las atribuciones del sector publico en lo
referido al ambito energético concentrando las funciones propias del sector, que previamente se
encontraban en los Ministerios de Mineria y de Economia, Fomento y Turismo, y modificé la
dependencia de la Comision Nacional Energia (CNE), la Superintendencia de Electricidad y

Combustibles (SEC), los cuales se subordinaron al Ministerio de Energia.
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2.42  Comision Nacional de Energia (CNE)

Organismo técnico encargado de analizar precios, tarifas y normas técnicas a las que deben
cefiirse las empresas de produccidn, generacion, transporte y distribucion de energia, con el objeto de
disponer de un servicio suficiente, seguro y de calidad, compatible con la operacion mas econémica.
Entre sus funciones se encuentran:

- Analizar técnicamente la estructura y nivel de los precios y tarifas de bienes y servicios energéticos,
en los casos y forma que establece la ley.

- Fijar las normas técnicas y de calidad indispensables para el funcionamiento y la operacion de las
instalaciones energéticas, en los casos que sefiala la ley.

- Monitorear y proyectar el funcionamiento actual y esperado del sector energético, y proponer al
Ministerio de Energia las normas legales y reglamentarias que se requieran, en las materias de su
competencia.

- Asesorar al Gobierno, por intermedio del Ministerio de Energia, en todas aquellas materias

vinculadas al sector energético para su mejor desarrollo.

2.4.3  Superintendencia de Electricidad y Combustible (SEC)

La SEC esta vinculada al Presidente de la Republica a través del Ministerio de Energia. Esta
entidad fue establecida en 1985 por la Ley 18.410, la cual define su marco orgéanico. Su mision
principal es supervisar la correcta operacion de los servicios de electricidad, gas y combustibles

liquidos, enfocandose en la seguridad, calidad y regulacion de precios de estos servicios.

2.4.4  Coordinador independiente (CEN)

El Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional (CEN) es un organismo técnico
e independiente creado por la Ley 20.936 de 2016, encargado de la coordinacion de la operacion del
conjunto de instalaciones del SEN que operan interconectadas entre si. EI Coordinador reemplaza a
los antiguos Centros de Despacho Econémico de Carga (CDEC) del SIC y del SING.

A diferencia de los antiguos centros de despacho econémico de carga (CDEC), financiados
integramente por los generadores, el financiamiento del Coordinador se establece a través de un
presupuesto anual, financiado a través de un cargo de servicio publico realizado a todos los usuarios
finales, libres y regulados, fijado anualmente por la CNE.

El Coordinador tiene nuevas atribuciones, en comparacion con los antiguos Centros de

Despacho Econémico de Carga (CDEC), que son planificar la expansion para los distintos segmentos
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de transmision; colaborar con el monitoreo de las condiciones de competencia en el mercado eléctrico;
adoptar medidas pertinentes para monitorear la cadena de pagos de las transferencias econdmicas
sujetas a coordinacion; coordinar los intercambios internacionales de energia; realizar y coordinar
investigacion, desarrollo e innovacidn en materia energética para mejorar la operacion y coordinacion

del sistema eléctrico y licitar las obras de expansion del sistema de transmision.

245 Panel de Expertos

El mercado eléctrico es un sector complejo de coordinar y operar. A raiz de lo anterior, es que
surge el Panel de Expertos de la Ley General de Servicios Eléctricos como un 6rgano independiente
creado por la Ley 19.940 del afio 2004 en forma exclusiva para el sector eléctrico. Su funcion es
pronunciarse, mediante dictdmenes de efecto vinculante, sobre aquellas discrepancias entre agentes y
autoridades que participan en el mercado, que se susciten con motivo de la aplicacion de la legislacion
eléctrica y que deban ser sometidas a su consideracion conforme a la Ley. Todos sus miembros son

designados por el Tribunal de Defensa de la Libre Competencia.

2.4.6 Tribunal de Defensa de la Libre Competencia

El Tribunal de Defensa de la Libre Competencia, creado mediante la Ley 19.911 del afio 2003,
si bien no se vincula solamente con el sector eléctrico, es muy importante en él, pues una de las
motivaciones de la normativa del sector eléctrico es precisamente fomentar la competencia. Todos los
miembros del TDLC, salvo su Presidente que es seleccionado por la Corte Suprema, son seleccionados
por el Banco Central y algunos designados por esta institucion y otros por la Presidencia de la

Republica

2.5. El poder de mercado

En los mercados eléctricos a menudo se observa una manipulacion indeseable de precios
debido una competencia inadecuada y circunstancias imprevistas. Para contrarrestar lo anterior, se ha
intentado implementar medidas de mitigacion. Sin embargo, sin tener en cuenta los intereses
conflictivos de los participantes, su implementacion puede tener consecuencias no deseadas en el
desarrollo diario del mercado. EI mercado eléctrico de generacion en Chile no es una competencia
perfecta, sino que se puede ver como un oligopolio. Esto quiere decir que en este nivel de poder de
mercado, un pequefio nimero de empresas domina el mercado, lo que les permite ejercer cierto control

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

Por el contrario, de existir zonas congestionadas, centrales que se encuentran separadas por el
segmento congestionado del sistema de transmision no podrian competir entre ellas, ya que la
capacidad para transmitir energia se encontraria limitada por tal congestién y, por ende, la energia que
una unidad generadora inyectare al sur de dicho punto no podria sustituir lo inyectado por un
generador al norte de éste y viceversa, no pudiendo satisfacer la misma demanda, por lo que
pertenecerian, en consecuencia, a diferentes mercados relevantes geograficos.

La concentracion del mercado da una idea de que tan probable es que ocurra el efecto del poder
de mercado. Para ello, existen algunos indices que se utilizan a nivel mundial, tales como la razén de
concentracion de k empresas y el indice Herfindahl Hirschman (IHH). El segundo es una medida mas
comunmente utilizada, pues se considera que refleja de mejor manera la estructura de una industria.
El IHH se expresa como la suma de las participaciones de mercado individuales al cuadrado, y varia
entre 0 y 10.000, en un conglomerado con N unidades durante la hora h.

N
IHHy = ) 82, (2.1)
c=1

Aunque el IHH, se calcule con frecuencia horaria y por subsistema, es un mejor reflejo de los
niveles de concentracioén de mercado que un indicador Unico a nivel nacional. Una de las falencias de
este indice sigue siendo el hecho de que no internaliza la demanda. A raiz de lo anterior, una medida

alternativa para aproximar el poder de mercado es el indice de suministro residual (ecuacion 2.2).
KT, — KD; p

RSIL"h = Dh

(2.2)
Donde,

KTy: Es la capacidad disponible neta total del sistema durante la hora 4.

KD; p,: Es la capacidad disponible neta del conglomerado i durante el mismo periodo.

Dy,: Representa la demanda del sistema durante la hora h.

Se debe considerar que los resultados de los indices son de tipo referencial, ya que un agente
que posee multiples unidades generadoras podria tener la habilidad para alterar el equilibrio

competitivo sin ser esencial.
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2.6. Modelo de mercado eléctrico mayorista en Chile

El sistema de precios por demanda méxima, asegura tedricamente que, cuando la estructura
del parque generador esta adaptada a la demanda, los ingresos por venta de energia a costo marginal,
mas los ingresos por venta de potencia a costo de desarrollo de la potencia de punta (P), cubren
exactamente los costos de inversion (1) mas los costos de operacion y mantencion (O) de las empresas

generadores en su conjunto (Figura 2-4).

Sistema de
Transmision

f%\

Generadores Consumidores

. ‘l -

Costo de Operacion y
imiento

4

Costo de Inversion Pago por Energia Pago por Potencia

Figura 2-4. Equilibrio financiero del modelo marginalista. [20]

El mercado eléctrico chileno tiene una estructura mandatoria de mercado tipo pool con costos
auditados, y sus aspectos locales son basados en la teoria nodal de mercado spot [15]. Aqui, los
generadores ofertan en el pool los precios y cantidades de electricidad a través de las capacidades de
generacion y estos generadores son despachados para suministrar la demanda, con participacion
obligatoria.

El Coordinador, por medio de procedimientos y mecanismos regulados y bien conocidos por
todos los agentes, determina el precio de mercado de corto plazo de la electricidad (precio spot), que
es el precio de despeje del mercado (mercado spot). Este precio spot resulta de la realizacion de una
operacion econdmica centralizada por parte del coordinador y su valor es distinto para cada zona del
sistema, de acuerdo con diversas condiciones operacionales, tales como pérdidas, congestion en los
sistemas de transmision y la dinamica de la oferta de generacion, definida por sus costos variables.

El despacho econdémico centralizado esta a cargo del Coordinador y se basa en la declaracion
de costos variables de operacion por parte de las empresas generadoras. Los costos variables de los

generadores definiran el despacho econémico horario del sistema, que corresponde a un orden de
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mérito econdmico, que no es mas que el ordenamiento de menor a mayor de los costos variables de

generacion de las unidades generadoras, que definen finalmente el costo marginal de operacion.

2.6.1 Precio nudo de corto plazo (PNCP)

Los precios de nudo se fijan semestralmente. Su determinacién es efectuada por la Comision
Nacional de Energia (CNE), quien a través de un Informe Técnico comunica sus resultados al
Ministerio de Energia, el cual procede a su fijacion, mediante un Decreto publicado en el Diario
Oficial.

La politica de costos reales y la ausencia de economias de escala en el segmento generacion, permiten
fijar como precio el costo marginal de suministro, constituido por dos componentes:

A.  Precio basico de energia

Promedio en el tiempo de los costos marginales de energia del sistema eléctrico operando a minimo
costo actualizado de operacion y de racionamiento, durante el periodo de estudio; y

B. Precio bésico de potencia de punta

Costo marginal anual de incrementar la capacidad instalada del sistema eléctrico considerando las
unidades generadoras mas econdmicas, determinadas para suministrar potencia adicional durante las
horas de demanda méxima anual del sistema eléctrico, incrementado en un porcentaje igual al margen
de reserva de potencia tedrico del sistema eléctrico.

La Figura 2-5 y la Figura 2-6 describen las acciones que se realizan para la elaboracion del
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técnica de las centrales Interconectadas + 25: Junio
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Figura 2-5. Linea temporal de la elaboracion del PNCP. [25]
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- Resultados obtenidos de la simulacidn
CMg por barra Demanda por barra
proyectada proyectada _ Resultades calculados
. s _ Procesos de calculo aparte
Precio Basico Energla - .
de cada barra Sobrecostos sistémicos
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Ajustado
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Factores de
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Figura 2-6. Proceso de célculo Precios nudo. [25]

2.6.2 Precio medio de mercado (PMM)

El Precio Medio de Mercado (PMM) de cada sistema se determina con los precios medios de
los contratos informados por las empresas generadoras a la Comision Nacional de Energia (CNE),
correspondientes a una ventana de cuatro meses, que finaliza el tercer mes anterior a la fecha de
publicacion del PMM. El valor es calculado como el promedio ponderado de los PMM mensuales
utilizando como ponderadores la energia generada mensual respectiva.

Este indicador puede contrastarse con los valores de los costos marginales del sistema y
tomarse como medida de la eficiencia y liquidez del sistema en términos de la desviacion que se

aprecie entre las 2 curvas en una misma ventana de tiempo.

A.  Proyeccion del PMM

La proyeccion del PMM en el SEN es una sefial que sirve para fomentar la inversion privada
en el mercado de generacidn (construccion de nuevas centrales), ya que se busca estimar los precios
que recibirian cada una de las tecnologias de generacidn que ya estén presentes en el sistema. La
metodologia consiste en ponderar las proyecciones de los costos nivelados de cada tecnologia de
generacion (conocido como LCOE) presente en el sistema eléctrico por grado de participacién de cada

tecnologia en la matriz de generacion futura.
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La ecuacion (2.3) es usada para la proyeccion.

_ Zir(LCOE. - Gproyi)

PMM; (2.3)
' ik Gproyik
Donde,
PMM:i : Corresponde al precio de la electricidad estimado para el afio i, en [MLW]
LCOEi,k: Levelized cost of electricity (LCOE) de la tecnologia k en el afio i, en [ﬁ]
Gi,k: Generacion eléctrica proyectada de la tecnologia k en el afio i, en [MWh].
ElI LCOE para cada tipo de tecnologia se calcula mediante la ecuacion (2.4).
LCOE = CHAE +cv (2.4)
~ (8.76 - FP) '
Donde ,
FP: corresponde al factor de planta.
CV: corresponde al costo variable.
CFAE se calcula como muestra la ecuacion (2.5).
PU
CFAE = (Cinv + Cconexion) -——+ COMA (2.5)

VAN
Donde,

Cinv: corresponde al costo de inversion.

Cconexidn: corresponde al costo de conexién promedio de la tecnologia al sistema eléctrico.
VAN: corresponde al valor actual neto que se divide por todos los meses de construccion que
depende de la tasa de descuento mensual y la cantidad de meses que durara la construccion.
PU: es un pago con valor presente unitario, con tasa de descuento anual y con la vida util de
la tecnologia.

COMA: costo de Operacién Mantenimiento y Administracién medio de cada tecnologia.
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Capitulo 3. Benchmarking internacional

3.1. Introduccion

Los mercados eléctricos internacionales son un punto relevante de analisis, en términos de
tener una idea sobre como se conforman, enfrentan desafios y operan a nivel técnico-economico el
DAM, el RTM y el mercado financiero. Lo anterior con la finalidad de intentar replicar en Chile las
“buenas précticas” y “evitar los errores” de estos mercados internacionales, con experiencia en la
incorporacion a gran escala de centrales de ERV en su matriz energética.

En este capitulo, se analiza el Nord Pool [30], con operaciones en gran parte de Europa y
considerado como un mercado con un desempefio muy destacable. El analisis se centra en la operacion
del mercado a nivel econémico, regulatorio y técnico del mercado, destacando que es un mercado de
s6lo energia, es decir, no posee un mercado de capacidad estructurado. Ademas, se comentan errores
de trading recientes y como es la mitigacion del poder de mercado.

Se elige este mercado europeo, a raiz de que posee las caracteristicas necesarias para ser
analizado, y asi, contrastar visiones con la propuesta de ECCO. Esta reforma se enfoca netamente en
las estructuras de los mercados de Estados Unidos, por ende, el resultado global de las comparaciones

desemboca en un anélisis mas amplio y variado.

3.2. El Nord Pool, un mercado eléctrico mayorista que roza el modelo ideal

3.2.1 Descripcion general

El mercado mayorista de electricidad de los paises nérdicos, gestionado por la empresa
noruega Nord Pool, naci6 a causa de la ley de energia de 1991 y comenz6 sus operaciones en 1992,
posteriormente se unieron Suecia, Finlandia, Dinamarca, Estonia, Letonia y Lituania. El 27 de agosto
de 2019, Nord Pool comenz6 a operar en Francia, Alemania, Luxemburgo, Bélgica, Austria y los
Paises Bajos. Este mercado es considerado uno de los mas importantes de Europa y de los mas grandes
territorialmente hablando. En 2025, incorporaran el mercado eléctrico de corto plazo islandés.

Una caracteristica importante de los mercados europeos es la separacion del operador de
mercado con el operador del sistema. Bajo ese contexto Nord Pool es solo un operador de mercado y
en cada pais donde tiene presencia (Figura 3-1) hay un operador de sistema diferente, lo que es una

caracteristica muy relevante. Algunos operadores de sistemas (TSO) relacionados con Nord Pool son:
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en Noruega es STATNETT, en Suecia es SVENSKA KRAFNAT, en Finlandia es FINGRID Oyj y
en Dinamarca es ENERGINET.

Il Where we operate now
B Sserviced markets

Il Nord Pool offices

Figura 3-1. Territorio con operaciones de Nord Pool [30]

El mercado de energia comprende un mercado financiero, fisico y de consumo, como se
resume en la Tabla 3-1. El mercado financiero proporciona un contrato a plazo en el que se fijan todos
los detalles de la contratacion para la gestion de riesgos, cobertura o especulaciones por parte de los
participantes sin entregas fisicas. Finalmente, el mercado fisico, donde la metodologia de asignacion
de capacidad y gestion de la congestion impacta el proceso de compensacion del mercado, incluye el
mercado diario, intradiario y de equilibrio. Los clientes en el mercado de consumo van desde hogares
privados que compran electricidad a proveedores minoristas, hasta empresas con uso intensivo de

energia que compran directamente de la red fisica.

Financial Market Physical market Consumer market

Day-ahead Intraday Balancing D

Nasdaq Inc. .
Nord Pool Statnett retailers

Tabla 3-1. Elementos del mercado noruego y sus encargados. [31]

La Tabla 3-2 muestra la organizacion de los mercados que coexisten en Nord Pool. Destacando:
« El Mercado diario (DAM).
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« El mercado intradiario que ofrece la oportunidad de realizar ajustes de posiciones entre 1y 2 horas
antes de la entrega.
 EI BPM que opera con un tiempo de aviso de 15 minutos.

« El de Reservas primarias y secundarias/Servicios auxiliares.

The TSOs
System Operation

Derivatives Markets Physical Markets
DAM Intraday BPM o]
Financial Lk Physical Physical Physical
TR Contracts Contracts Contracts Contracts
. balancing balancing . .
he:rt‘i:jng contracts and ~ deviations b;;a;r:;:tlir‘é% ancillary
. resources between g senvices
trading and
i consumption
and scheduled P
Future prices are Balance is Balance is Hourly Frequency
“fixed” achieved tuned balance control

Tabla 3-2. Rol y posicionamiento en la operacién. [30]

3.22 Principios para el calculo de los precios zonales

Una caracteristica diferenciadora en la operacién del Nord Pool con respecto a Chile, es que
utiliza precios zonales que pueden ser paises o0 grandes zonas dentro de un pais, formados mediante
la agregacion de nodos en zonas, mientras que en Chile se utiliza el precio nodal.

El sistema de negociacion y su calculo de precios del mercado diario se basa en la aplicacion
del criterio de bienestar social junto a las reglas del mercado. Este sistema maximiza el valor de la
funcion objetivo criterio de bienestar social (ecuacion 3.1), y consiste en tomar las curvas de oferta'y
demanda hasta lograr un equilibrio entre ellas, considerando las restricciones fisicas y de volumen,

restricciones de transmision y rampas, y el balance de area. La Figura 3-2 muestra sus definiciones.

Bienestar social = méx Z {J
0

n

das s

Da(x)dx—j S“(x)dx} (3.1)

0

Donde,

a: representa un area.

d 2 es la demanda en el area a.

D 2: es la funcion de demanda en el area a.
s 2 es la oferta en el area a.

S 2: es la funcion de oferta en el area a.

n: es el nimero de &reas.
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Max (Bienestar Social) =
Atender la mayor demanda al menor costo

l

Balances de area:

En cualquier drea se respeta el balance
fisico, es decir, para cada area la oferta
aceptada mas la importacion neta es
igual a la demanda aceptada

Restriccién de volumen:

Para cualquier oferta, el volumen
aceptado se encuentra dentro de los
limites minimos y maximos.

Consideraciones
del modelo
de optimizacion

Maximas tasas de rampa de transmision:
Se cuida la transferencia de las lineas que
representan el intercambio entre zonas,
aceptando tolerancia entre el maximoy
minimo. Esto de manera acoplada entre los
periodos del dia; la condicién inicial del dia
la ultima hora (h-1) del dia anterior

Cualquier transmission de un area a otra se
encuentra dentro de los limites minimos y

Capacidades de transmision:
maximos

Figura 3-2. Esquema para maximizar el calculo de los precios zonales. [30]

Al optimizar este modelo, se debe garantizar que existan precios tales que:
e Sc acepta toda la cantidad de oferta de suministro horarias con precio de oferta por debajo del
precio spot y se rechaza cualquiera que ubique por encima de este valor.
e Se acepta toda la cantidad de demanda horaria con precio de oferta superior al precio spot y se
rechaza toda cantidad de demanda por debajo de este valor.
e Si los precios spot difieren entre dos areas, entonces la capacidad de transmision entre estas areas
se utiliza completamente hacia la zona con el precio mas alto. Si la capacidad entre dos areas no se

utiliza completamente, los precios en estas dos areas seran iguales.

3.2.3 El mercado financiero

En este mercado se transan contratos tipo “forward” y “future”, a modo de mitigar los riesgos
de la volatilidad de los precios en el Nord Pool Spot y para otorgarle liquidez. En la region Noérdica
estos contratos son transados a través de Nasdag. Los contratos cubren periodos diarios, semanales,
mensuales, trimestrales y anuales, con un horizonte de tiempo hasta de 6 afios. El precio utilizado
como referencia es el mismo que el calculado por el Nord Pool Spot.

No hay intercambio fisico de energia, y condiciones técnicas como congestion de la red o
acceso a la capacidad no son tomados en consideracion.

X Future Contracts: Los contratos de futuros establecen los derechos y obligaciones entre
vendedor y comprador, que incluyen un pago al inicio del contrato y otro al final, cuando el contrato
expira. Estos pagos reflejan las diferencias entre el precio acordado y las variaciones del precio spot,
con respecto al volumen acordado.

.

X Forward Contracts: Los contratos forward establecen un precio determinado para un

volumen acordado, con respecto al precio spot en el periodo de entrega. No hay un pago inicial, pero
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las partes deben tener una garantia bancaria por el resultado acumulado de los cambios de precio
durante la duracion del contrato.

X2 Contracts for Differences (CfD): Estos contratos son complementarios a los tipo forward, y
su funcion es mitigar los riesgos que implica las variaciones del precio spot. En ellos al final del
periodo se cubre la diferencia entre el precio del areay el precio spot, pudiendo ser positiva, negativa
0 cero. En pocas palabras, se define una banda donde los precios pueden fluctuar, si cae de esa banda,
se le debe retribuir ese dinero a la empresa generadora; si sube de esa banda, la generadora debe
devolver ese exceso al gobierno o entidad que opere el mercado, en este caso Nord Pool. En general,

el calculo del CfD basado en generacion es como muestra la ecuacion (3.2).

Pagocep = (Peje = Preg)  Vgen (3.2)

Donde,

P jc: Precio de ejercicio fijado que limita la banda (strike price).

P,..¢: Precio de referencia, es el de operacion del sistema (spot price).

Vgen: Volumen de generacion.

Téngase presente el caso de Reino Unido, donde el CfD es un contrato entre un generador bajo
en emisiones de carbono y la Low Carbon Contracts Company (LCCC), una compafiia de propiedad
gubernamental. Con esta metodologia logran incentivar la inversion en renovables al asegurar a los
desarrolladores de proyectos el precio necesario para cubrir los altos costos iniciales y una suerte de
proteccion de los precios volatiles del mercado mayorista. Para contener los costos asociados, en la
implementacion de los CfD se establece un precio minimo de mercado, donde el generador no recibira
ese pago adicional, aunque el precio de mercado continue bajando. También hay diferencia por
tecnologia. Los pagos realizados y reembolsos obtenidos por la LCCC debido al esquema CfD se

trasladan a las cuentas de electricidad de los consumidores [50].

3.24 Uso de los ingresos por congestion

Los ingresos por congestion estan regulados por la legislacién de la Unién Europea, que
establece que pueden utilizarse para el mantenimiento y desarrollo de la red de transporte de
electricidad y para reembolsar a los consumidores de electricidad por el fallo del mercado causado
por la congestion; en otras palabras, para reducir las tarifas [19].

Los operadores de los sistemas de transmision deben informar a las autoridades reguladoras

nacionales (ARN) sobre cémo prevén utilizar los ingresos por congestion y como los han utilizado
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realmente. Anualmente, las ANR deben informar a la ACER! y publicar un informe que detalle el
monto de los ingresos recaudados. El informe también debe destacar el monto colocado en una linea

de cuenta separada [56].

3.25 Operacion del DAM

El DAM corresponde a intercambios de energia horarios para las proximas 24 horas. Los
mercados de Nord Pool se dividen en zonas de oferta o areas de precios, determinadas por el operador
del sistema de transmisién. Los participantes del mercado presentan sus ofertas antes del cierre de la
subasta a las 12:00 p.m., después el Nord Pool establece un equilibrio entre las curvas de oferta y
demanda agregadas para todas las areas de precios. Con una capacidad de transmision ilimitada, este
esquema de formacion de precios garantizaria una asignacion éptima de la capacidad de produccion
disponible y un precio de energia igual para el mercado. Sin embargo, la capacidad de transmision no
es ilimitada, por lo que se necesita una metodologia de calculo de la capacidad. La rutina diaria en el

esquema de formacion de precios diario se muestra en la Figura 3-3.

12:00-13:00

Based on orders

and transmission

4 capaclty the prices
08:00-12:00 B S cacinih
Buyers and sellers J the trading sys-
enter thelir bids tem. The pricels
and offers Into the calculated for each I I I
trading system < hour of the day il
A

07:00 08:00 0900 10:00 11:00 1200 15:00

_A_A Untill0:00  Until12:00 [

), ‘ g il 22 4 . k
"’" Before10:00 Buyers plan \ r/ A {“1 L 4
Power transmis-  how much y e === R
g sion capacities power theywill & 3% g e S s
p7¢  aregivenbythe  need.Sellers & / 12:00 12:45 13:00-15:00

system opera- plan how much Auction Thepricesare  Thetradesare
tors to each power they will closes announcedto  Invoicedbetween
biddingareain produce the market buyers andsellers

the market

Figura 3-3. Linea de tiempo de la rutina diaria en el DAM. [32]
Si ocurren cuellos de botella el operador del sistema de transmision cobra una renta por

congestion (RC), calculada como el producto de la energia intercambiada y la diferencia de precio, se
utiliza normalmente para infraestructura de red en temas de desarrollo y mantenimiento [32]. La

expresion se muestra en la ecuacion (3.3).

RC = Fe,d(pe - Pa) (33)
Donde,

Pe: precio en la zona excedente.

L ACER es la European Union Agency for the Cooperation of Energy Regulators.
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pa- precio en la zona deficitaria.

F, 4: potencia transmitida entre la zona excedentaria y deficitaria.

El operador del sistema de transmision publica las capacidades de transferencia disponibles y
después de recibir ofertas y evaluar respecto a esas capacidades, liquida el mercado y se anuncian los
precios de la energia para el dia siguiente a las 12:45 p.m. La interseccién de las curvas de oferta y
demanda determina el precio horario del sistema. Por lo tanto, el RTM ofrece la oportunidad de
negociar y asegurar el equilibrio hasta una hora antes de la hora operativa para abordar estas
desviaciones entre las ofertas del dia anterior y la produccion o demanda realizada. EI RTM esta
abierto las 24 horas del dia, los 7 dias de la semana, los 365 dias del afio y ofrecen productos de 15
minutos, 30 minutos, por hora y en bloque, lo que proporciona la flexibilidad de satisfacer las
necesidades de diferentes areas del mercado

El mercado de equilibrio (balancing market), gestionado por el operador del sistema de
transmision, regula el equilibrio de energia durante el funcionamiento. EI operador garantiza la
disponibilidad de reservas de saldo suficientes y toma medidas correctivas cuando sea necesario para

garantizar un funcionamiento estable.

32,6 PCRYy elacoplamiento de precios de regiones (EUPHEMIA)

EUPHEMIA (Pan-European Hybrid Electricity Market Integration Algorithm) es el algoritmo
de acoplamiento de precios actual utilizado en el DAM. El funcionamiento de este algoritmo se centra
en 3 principios: un algoritmo Unico, un funcionamiento robusto y una rendicién de cuentas individual
del intercambio de energia [30].

1. El algoritmo comudn permite determinar de forma justa y transparente los precios de la
electricidad para el dia siguiente y la posicién neta de una zona de oferta en toda Europa. El
algoritmo se ha desarrollado respetando las caracteristicas especificas de los distintos
mercados de energia de Europa y las limitaciones de la red eléctrica. Optimiza el bienestar
general y aumenta la transparencia.

2. El proceso de PCR se basa en el intercambio descentralizado de datos, lo que proporciona una
operacion solida y resistente.

3. EIl servicio PCR Matcher and Broker permite el intercambio de drdenes anonimas vy
restricciones de la red eléctrica entre las bolsas de energia para calcular los precios de las zonas
de oferta y otros precios de referencia y las posiciones netas de todas las areas de oferta

incluidas.
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El PCR tiene operacion sobre los intercambios de energia donde su funcién es el calculo de
precios competitivos para la toma de decisiones comerciales en siete bolsas de electricidad europeas
(APX-ENDEX, Belpex, EPEX SPOT, GME, Nord Pool Spot, OMIE y OTE) que desarrollaron el
acoplamiento de precios conjunto, garantizando una alta eficiencia en el proceso. Ademas, se busca
la utilizacion eficiente de las asignaciones transfronterizas, como se aprecia en la Figura 3-4. Las
explicaciones sobre el funcionamiento del algoritmo en el DAM y RTM, de cémo se determina la
zona y el calendario para ofertas, intercambios comerciales, optimizaciones de funciones objetivos,
ecuaciones del modelo, requerimientos y restricciones, se encuentran en [33].

Market A Market B

Isplatec_i Markets P (€/MWh) P (€/MWh) Coupled Markets
Price Differences Price convergence

Export

Import

PB n

7. SRR S I S Y, T ——
1 PB’ [ 1
PAl—— N 1
1 1
T 1

! I
0A QA & (mwh) QBQB’  q(vwh)

Figura 3-4. Funcion del PCR en el comercio. [30]

Todos los operadores del sistema de transmisién envian sus capacidades de transporte
transfronterizo a un MCO. Este modela de forma centralizada e independiente los valores de
capacidad. EI MCO valida y controla los valores y calcula las capacidades transfronterizas de forma
permanente. En el siguiente paso, el MCO transmite los valores de capacidad a la bolsa de electricidad.
Una vez hecho esto, los comercializadores de electricidad pueden presentar sus ofertas. El
acoplamiento real lo llevan a cabo las bolsas de electricidad pertinentes: liquidan la oferta y la
demanda utilizando el algoritmo mencionado antes, el cual es aceptado por todos los socios.

Sin embargo, todos los participantes deben comparar sus valores de capacidad una vez mas
antes de la publicacion. Por lo tanto, el acoplamiento de mercado subyacente del sistema se basa en

varios mecanismos de control para garantizar la maxima eficiencia.

3.2.7 Acoplamiento del mercado basado en flujo (FBMC)

Antes de introducir el Flow Based Day-ahead Market Coupling, la capacidad transfronteriza se
calculaba parcialmente de forma bilateral, basandose en estimaciones del uso de la red en los paises
involucrados. Con la introduccién de un calculo de capacidad basado en el flujo, la capacidad de la
red se calcula teniendo en cuenta la red de la regién completa y se asigna mediante el algoritmo de

acoplamiento de mercado maximizando el valor econémico de los intercambios de energia.
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El FBMC asigna capacidades de transmision al mismo tiempo que tiene lugar la compensacion
del mercado en los mercados de electricidad. Esto supone una desviacion de la capacidad de
transferencia disponible habitual, con la asignacion de capacidad antes de la compensacion del
mercado. EI FBMC garantiza una mayor capacidad de transporte transfronterizo mediante la

integracién mas estrecha de la asignacion de capacidad y la actividad del mercado.

3.28 Funcionamiento RTM con implementacion XBID

Las drdenes enviadas por los participantes del mercado de cada bolsa de energia se centralizan
en un libro de érdenes compartido (SOB). Del mismo modo, los operadores del sistema de transmision
ponen a disposicion todas las capacidades transfronterizas intradiarias en el mddulo de gestion de
capacidad (CMM). Finalmente, esta el mddulo de envio (SM) que proporciona informacion de las

operaciones concluidas, donde el ciclo de duracion de los contratos se muestra en la Figura 3-5.
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n
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Figura 3-5. Ciclo de vida del contrato. [30]

Donde,
% Punto de activacion del contrato: se refiere al momento que marca el punto de inicio de la

negociacién del contrato.
+ Punto de vencimiento del contrato: se refiere al momento en el que el contrato expira 0 ya no

se permite negociar.

>

X/
*

% Periodo de Negociacion: Intervalo de tiempo en el que se pueden enviar 6rdenes.

>

K/
*

Inicio de entrega: este es el momento en el que comienza la entrega del contrato.

)

>

K/
*

% Fin de Entrega: Este es el momento en el que finaliza la entrega del contrato.

% Duracion de entrega: Se refiere al tiempo durante el cual se entrega el producto.
El sistema XBID admite los siguientes productos:

— 15 minutos

— 30 minutos

— 60 minutos

— Bloques definidos por el usuario cada hora
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Ahora para llevar a cabo la actualizacién de los libros de pedidos de esos productos, se realiza
un calculo, el cual se basa en la capacidad de transmision disponible y las 6rdenes ingresadas para el
contrato. El proceso que se realiza internamente cuando entra un participante a solicitar un pedido, se
detalla a continuacion y se ilustra en la Figura 3-6. Tomar en cuenta que la “area de entrega” representa
una zona de la red que es gestionada por el operador del sistema de transmision respectivo dada las

consideraciones de la regulacion CACM [34].

2-B
508 -— oM
3 4
2-A
¢ ¢ PX: Power Exchanges.
PX A PX B
DA1 DA2 DA: Delivery Area.
Local Local
Trading Solution A Trading Solution B . SOB: Shared Order Book.
5 CMM: Capacity Management Module.

B 4 @

Figura 3-6. Proceso de actualizacion de los libros de pedido. [30]
Considerar para la interpretacion que:

1. Nuevo pedido ingresado

2-A. Trading Solution anonimizé la orden y la reenvio a SOB

2-B. Actualizar la capacidad disponible (SOB valida si alguna orden en la vista local del libro de
ordenes puede coincidir y calcula la vista local para cada area de entrega)

3. SOB envia el resultado de la entrada de la orden a la solucion comercial
. La vista local del libro de 6rdenes actualizado se publica a través del PMI en la solucién
comercial.

5. Trading Solution publica una nueva vista local.

El martes 16 de julio de 2024, Nord Pool incorpora en el Single Intraday Coupling (SIDC) la
legislacion de la UE que obliga a NEMO a compartir las érdenes intradiarias hasta el momento de la
entrega, esto permite a todas las bolsas de energia europeas ofrecer a sus clientes la misma liquidez
desde el principio hasta el final de la negociacion intradiaria, en todas las zonas de ofertas [30].

Lo anterior viene a solucionar una “laguna legal” previa a la regulacion mencionada, puesto

que la liquidez intradiaria en esa Ultima hora tenia un caracter de “reservada” en los mercados locales.
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Por tanto, una bolsa de energia no tenia la obligacién de compartir esa informacion con otras bolsas,
como pasa en el resto del tiempo.

Este cambio permitira un entorno de negociacion mas abierto y competitivo. Los clientes de
Nord Pool ahora podran operar hasta el cierre de las operaciones en los mercados clave para favorecer
la integracion efectiva de la generacion de energia renovable en el sistema eléctrico de Nord Pool, lo

cual depende en gran medida de la ultima hora de negociacion u operacion intradiaria.

3.29 Liquidaciones

Todas las transacciones se liquidan diariamente. El cronograma de liquidacion ofrece una
descripcion esquematica de los ciclos de liquidacion de una semana normal.
« La liquidacién se ejecuta todos los dias habiles aproximadamente a las 14:15 CET/CEST.

o Lasubasta del dia siguiente se liquida el dia de negociacién (D-1), con débito el dia de
entrega (D) y crédito el dia D+1.

o Lasubasta de media hora de GB se liquida al dia siguiente de la negociacion, el dia de
entrega (D), con débito D+1 y crédito D+2.

o El mercado intradiario se liquida al dia siguiente de la entrega (D+1), con débito D+2
y crédito D+3.

o Las subastas intradiarias (IDA 1, 2 y 3) se liquidan el dia de entrega (D), con débito
D+1y credito D+2.

3.2.10 Mercado de la reserva

El siguiente diagrama (Figura 3-7) muestra los procesos internos requeridos en el sistema
Nordic MMS y como Nordic MMS se integra con los proveedores de servicios de balance (BSP) y
otros sistemas participantes. También muestra como un BSP puede utilizar la interfaz web de Nordic
MMS para introducir ofertas y recuperar informacion.

En el mercado de reserva, las reservas primarias se activan automaticamente para estabilizar la
frecuencia en el sistema. Las reservas secundarias se activan para restablecer la frecuencia a 50 Hz.
Finalmente, las reservas terciarias se activan si es necesario y reemplazan las reservas primarias y
secundarias activadas.

La fijacion de precios en los mercados de reservas se basa en subastas semanales, diarias u
horarias, utilizando precios marginales. Los TSO también adquieren reservas a traves de acuerdos

bilaterales. STATNETT (TSO de Noruega) cuenta con una calculadora online de reservas, que estima
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cuanto puede ganar si es flexible con su consumo o produccion de energia y en qué mercados de

reserva puede participar. Esto ultimo demuestra la transparencia y confianza que tienen en su sistema.
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Figura 3-7. Diagrama de los procesos internos de reserva. [36]

Donde,

BSP (balancing service provider): Un participante del mercado con unidades o grupos proveedores de

reservas capaces de proporcionar servicios de equilibrio a los operadores del sistema (TSO) .

CZC (cross zonal capacity): La capacidad de transmision interzonal entre dos zonas de oferta.

TSO (transmission system operator): Una parte que es responsable de una operacion estable del

sistema eléctrico.

NTC: capacidad de transferencia neta.

3.2.11 Productos de SSCC (ASP) y como es el mercado SSCC

Los ASP se pueden adquirir de tres maneras. En primer lugar, mediante una respuesta
obligatoria que se exige como condicion para estar conectado a la red eléctrica. En segundo lugar,
mediante un contrato bilateral a largo plazo entre el operador del sistema de transmision (TSO) y el
proveedor de servicios auxiliares, y en tercer lugar, mediante un mecanismo de contratacion basado

en el mercado mediante licitaciones invitadas.
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Los productos que se transan son: frequency restoration reserve (FRR), frequency-controlled

normal operation reserve (FCR-N), frequency-controlled disturbance reserve (FCR-D) y Fast

frequency restoration (FFR) in automatic (aFFR) and manual (mFFR). El rango de frecuencia donde

operay la rapidez con la que deben actuar cada uno de los ASP se muestran en la Figura 3-8.
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Figura 3-8. Rango de frecuencia y rapidez en la operacién de cada ASP. [38]

En la Tabla 3-3, se muestra cada producto ofrecido dentro del mercado de los SSCC, junto con

sus caracteristicas principales. Esto segun las reglas presentes en cada uno de los paises nordicos.

Pais Operacion del sistema FFR FCR-D FCR-N aFFR mFRR
Energinet 8% | 24MW 3% | 43Mw | 274% | 17mw 10% | 30Mw
Gestion del proceso | DAM (horariamente) DAM (horariamente) DAM (horariamente) Interconexiones Contratos a largo plazo
Dinamarca Precio Pay as clear Pay as bid Pay as bid Pay as clear Pay as clear
" L. Min. necesitado entre Min. necesitado entre . .
Volumen Via pronostico . . . . Fijado Fijado
Dinamarca + Suecia Dinamarca + Suecia
Fingrid 18% | saMw | 20% | 200mw | 1088% | 119Mw | 20% [ somw
L DAM (horariamente) | DAM (horariamente) DAM (horariamente) , Centrales eléctricas de
Gest: del pr . . DAM (h t
Finlandia ESHION e PrOCes0 1 terconexion a Estonia DAM (anual) DAM (anual) (horariamente) reserva
Precio Pay as clear Pay as clear Pay as clear Pay as clear Pay as clear
B . L Variable en DAM v max. | Variable en DAM v max. .. ..
Volumen Via pronostico - - Fijado Fijado
contratado anualmente | contratado anualmente
Sattnet 39% 117 MW 37% ‘ 537 MW | 39.04% 234 MW 35% | 105 MW
DAM (horario) por DAM (horario) por . Mercado enérgetico
. ] . . | DAM (horariamente _ .
Gestion del proceso | Mercado estacional | zonas y control de caida | zonas v control de caida ( ) nordico, capacidad
Noruega . . . . por Zonas .
obligatorio obligatorio nacional
Precio Pay as clear Pay as clear Pay as clear Pay as clear Pay as clear
Volumen Perfil FFR, FFR flex Variable en DAM Variable en DAM Fijado Fijado
Svenska kraftnit 35% 105 MW 40% S80MW | 3833% 230 MW 35% 105 MW
. . . Ofertas voluntarias y
Gestion del proceso | DAM (horariamente) | DAM (horariamente) DAM (horariamente) |DAM (semanalmente) erias vo-urlatias y
S contratos a largo plazo
uecia
Precio Pay as clear Pay as bid Pay as bid Pay as bid Pay as clear
; . Min. necesitado entre | Min. necesitado entre . .
Volumen Via Prondstico \ . \ , Fijado Fijado
Dinamarca + Suecia Dinamarca + Suecia
Total 300 MW 1450 MW 600 MW 300 MW

Tabla 3-3. Mecanismo de precios y requerimientos de los ASP. [38]
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3.2.12 Errores de trading recientes

A.  Proceso de cancelacion de transacciones intradiarias

Segun Nord Pool [30], la cancelacion de transacciones para cualquier participante que desee
cancelar la operacion como resultado de un error de negociacién debe comunicarse con la mesa de
negociacion y presentar una solicitud de cancelacion de la transaccion a mas tardar:

a. cinco minutos después de la hora del contrato para la transaccién correspondiente; y

b. veinte minutos antes del final de la negociacion del producto aplicable (que se concrete el
intercambio de energia).

En el caso que las condiciones a y b hayan expirado, el participante puede presentar una
solicitud de cancelacion a la mesa de negociacion, tras lo cual Nord Pool haré todos los esfuerzos
razonables para contactar a la contraparte de dicha transaccion y solicitar su consentimiento para
cancelar la transaccién. Dicha transaccidn s6lo podra cancelarse con el consentimiento expreso de la
contraparte correspondiente.

En el caso extremo que las condiciones a y b hayan expirado, y ademas, no se consiga un
consentimiento oportuno de la contraparte. Nord Pool se reserva el derecho de rechazar la solicitud
de cancelacion (en caso de que sea crucial la ejecucion de la transaccion); o en caso contrario, cancelar
la transaccion si esta pudiese eventualmente perjudicar el correcto funcionamiento sistema eléctrico
o del mercado, justificAndose en razones técnicas u operativas.

B.  Error de trading por parte de Kinect

El dia 24 de noviembre de 2023 autoridades reguladoras finlandesas y noruegas recibieron
informacion sobre una orden de venta de electricidad incorrecta presentada por un participante (Kinect
Energy) del mercado a Nord Pool AS el 23 de noviembre de 2023 para todo el dia 24 de noviembre
de 2023 para la zona de oferta finlandesa.

Los precios y los volumenes de electricidad para la entrega el 24 de noviembre de 2023 se
calcularon sobre la base de dicha oferta incorrecta. Como resultado, la formacion de precios fue
incorrecta, lo que provoco que los precios de la energia finlandesa caigan en territorio negativo con
un precio medio de -203 EUR/MWh (Figura 3-9), lo que llevé al administrador de la red a pedir al
publico que mantuvieran el consumo en niveles normales incluso cuando algunos de ellos reciben
electricidad de forma “gratuita”. El consumo aumenté un 9%, segin muestran los datos del gestor de
red Fingrid (operador de Finlandia). Ademas, la recompra de esa energia faltante costo cerca de 50

millones de euros [53].
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Figura 3-9. Desplome del precio de la energia en Finlandia. [52]

Ante este suceso, se pronunciaron Fabian Ronningen?, Pekka Salomaa® y Pontus de Mare®.

"Es una situacion extrafia, sin duda, casi dificil de entender como es posible que esto suceda,
tanto desde el propio Kinect como después 'atravesando' el sistema Nord Pool sin que suene ninguna
alarma”, dijo Ronningen [52].

“Lo esencial es que el participante del mercado, Kinect, piense en sus propios procesos, pero
que también se revise el proceso de Nord Pool para ver qué salvaguardas deberian implementarse”
“Tal vez podria ser una simple verificacion: ‘;realmente estds licitando esto?’, o un bloqueo de
transacciones que simplemente son excesivas para esa parte” “El error de licitacion en Finlandia se
habria evitado si el mercado nérdico hubiera tenido procedimientos para una segunda subasta, como
la mayoria de los mercados europeos. Pero no estaba seguro de si la introduccidn de segundas subastas
fuera el mejor remedio para evitar errores similares en ¢l futuro”, dijo Salomaa [52].

"Simplificando un poco, se podria decir que vendieron algo que no tenian y que los
compradores compraron algo que no existe. Si bien el futuro serd manejable, podria ser complicado”,
dijo Pontus de Mare [53].

Las consecuencias del error demuestran que por muy preparados que estén los mercados,
siempre esta la probabilidad de que se pueden dar situaciones donde se violen las reglas establecidas.
En este caso, la forma de solventar este incidente es realizando operaciones intradiarias de recompra

de energia para equiparar la demanda con la oferta y garantizar la seguridad operativa del sistema.

2 Analista senior de la consultora industrial Rystad Energy A/S.
% Director del mercado energético del grupo industrial Finnish Energy.
4 Responsable de operaciones del sistema eléctrico de Svenska Kraftnat AB.
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C.  Error de trading por parte de Centrica

Un nuevo error ocurrio el 08 de abril de 2024, cuando Centrica Energy Trading cometio un
error al comprar en promedio 600 MW de electricidad menos en la zona de licitacion SE4 del sur de
Suecia para el miércoles de la misma semana. La Figura 3-10 muestra como los precios cayeron por

debajo de cero durante 13 horas en Suecia en medio de prondsticos de alta energia e6lica.
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Figura 3-10. Los precios de la energia el dia 9 de abril en Suecia. [53]

Ante este evento, se pronuncié Kruno Kuljis®. "Es el dia adecuado para estar corto en el
mercado. Si esto hubiera sucedido hace una semana, cuando habia menos viento en Escandinavia y
una mayor demanda en Alemania, entonces habria tenido un impacto en los precios”, dijo Kuljis [55].

Aunque el error en la estimacion de la demanda de energia no tuvo mayor impacto en el
sistema, debido a la sobreoferta de generacién que habia en ese momento, la situacion vuelve a
evidenciar que existen falencias en el proceso de verificacion y validacion de las ofertas en Nord Pool.
D. Discusion

Estos incidentes de transacciones exponen la vulnerabilidad de los mercados de electricidad a
los errores de licitacion, independiente de si el agente es comprador o vendedor. Ademas, sirven como
un recordatorio critico de la necesidad de contar con mecanismos de mercados sélidos y rigurosos
para evitar errores tan costosos, que son vitales un buen funcionamiento a largo plazo de los mercados
energéticos.

Los precios negativos o nulos son una problematica que ha aparecido con mayor frecuencia
en el ultimo tiempo en los mercados mayoristas de electricidad internacionales ¢Por qué se producen?
Estos precios negativos o nulos aparecen cuando hay una generacion de electricidad elevada e
inflexible, al mismo tiempo que la demanda de electricidad es muy baja. En esta situacion, los

operadores de centrales eléctricas convencionales, que o bien pierden dinero o pierden beneficios en

5 Jefe de comercio de energia fisica en el gestor de cartera sueco Modity.
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épocas de precios negativos, tienen 2 opciones para evitar que los apaguen: “ofertar su energia a precio
negativo™® o mantener en funcionamiento sus unidades en estado banking ¢Por qué harian eso? Entre
las razones se encuentran, por ejemplo, que la central eléctrica puede ser demasiado inflexible para
cambiar su nivel de produccion, sus costos de apagado y encendido pueden ser demasiado elevados,
y que sus tiempos de encendido y apagado sean largos periodos.

En Nord Pool, se utilizan los contratos a largo plazo y el mercado financiero para solventar
estas variaciones en el precio spot de la energia, siendo altamente recomendables los contratos por

diferencia.

3.2.13 Mitigacion del poder de mercado

El Nord Pool, uno de los mercados mas exitosos desde el punto de vista de la competencia, y
que ademas posee una gran componente hidraulica, ha implementado reformas estructurales y
utilizado mecanismos ex-post para monitorear el precio spot. La reduccion de barreras de entrada, la
integracion regional y la eliminacion de restricciones de transmision han sido los remedios
estructurales para controlar el poder de mercado.

Asimismo este mercado ha sido uno de los mas exitosos en la implementacién y consolidacion
de los contratos tipo forward. Los participantes del mercado pueden realizar intercambios de energia
a través de estos contratos, con una duracion maxima de tres afios en adelante. El establecimiento de
los contratos forward tuvo un papel importante en la mitigacion del poder de mercado [35].

La identificacion de los agentes que pueden ejercer poder de mercado en el corto plazo plantea,
como se dijo en la seccion anterior, problemas empiricos. A esto se afiade el problema de la definicion
de los costos de referencia contra los cuales deben ser contrastados los precios ofertados por los
agentes. Tras las ofertas de los participantes del mercado, Nord Pool comparara estas ofertas con el
costo de generacion basado en la tasa de consumo. Las unidades de generacion que presenten ofertas
mucho mas altas que el costo marginal de generacion serdn consideradas tomadores de precios.
Establecer en este caso un “costo de referencia” es una tarea extremadamente compleja cuyo resultado
no estd nunca libre de cuestionamiento. No es sorprendente por ello que el Nord Pool haya optado por
controles ex-post al poder de mercado con resultados al parecer satisfactorios. La recomendacion es
incorporar mecanismos indirectos para mercados eléctricos con energia hidraulica predominante en

su matriz energética, pues son los mas idoneos bajo esa caracteristica operativa [42].

6 Entiéndase el “ofertar la energia a precio negativo” como un incentivo de parte de las generadoras hacia los clientes para
que estos consuman mas energia, y con ello aumentar la demanda en el sistema.
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Capitulo 4. Imperfecciones del actual mercado eléctrico

4.1. Introduccion

El mercado eléctrico nacional presenta condiciones de interés tales como problemas, desafios,
oportunidades que se deben desarrollar, etc. Por lo tanto, teniendo presente la informacion de capitulos
anteriores, se vuelve importante evaluar el panorama actual, con la finalidad de evidenciar las
caracteristicas “mejorables” en la estructura actual, en otras palabras, una lista de tdpicos que debe
tener en consideracion un posible disefio de mercado basado en ofertas que se busque implementar.

El presente capitulo se enfoca en ambitos como el sistema de transmisién, SSCC, PMM y

CMg, efecto de las centrales ERV, costos sistemicos, granularidad temporal y potencia de suficiencia.
4.2. Andlisis de las caracteristicas mas relevantes

4.2.1 Las congestiones en el SEN: Diagnostico general

Las congestiones dan origen a diferencias entre los costos marginales en distintas areas del
sistema eléctrico. Se contabiliza que existe una congestién cuando hay, al menos, un 7% de diferencia
entre los costos marginales de las distintas areas del sistema eléctrico [37]. La Figura 4-1 muestra el
porcentaje de horas que las barras principales del SEN estuvieron congestionadas durante el afio 2023,

concentrandose en la zona sur del pais, especificamente entre las barras Charrta y Puerto Montt.
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Figura 4-1. Congestiones sistémicas durante el afio 2023. [37]
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A. Reducciones de renovables

Es generacion renovable que no fue producida por motivos de seguridad, con el propoésito de
mantener el balance entre la generacién y la demanda del sistema. Estas reducciones las instruye el
CEN, tomando en cuenta la demanda eléctrica y todas las restricciones del sistema de transmision. La

Figura 4-2 da a conocer la cantidad de reduccion de energia renovable durante los meses del afio 2023.
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Figura 4-2. Reduccion renovable en GWh. [37]
B. Efecto de la congestion del sistema de transmision en las listas de mérito y precio marginal

La principal y mas fuerte consecuencia en términos de operacion econdémica de una congestion
es el desacople de los costos marginales y como esa distorsion en los precios puede generar
ineficiencias en el mercado de generacion (operacién superior al minimo costo).

Ahora bien, una condicién de operacion del sistema se define en el momento que un tramo
arbitrario de transmision alcanza su limite térmico (congestion), es decir, se vuelve imposible
despachar mas generacion en la zona aguas arriba de la congestion, lo que significa despachar
unidades generadoras aguas abajo de la congestion. Esto afecta directamente a la lista de mérito que
prepara el CEN, teniendo que despachar generacion mas cara para equilibrar la demanda, en el caso
que las unidades que se encuentran arriba de la congestién sean mas baratas.

A continuacion, se muestra un ejemplo, en el cual se identifican 2 zonas A y B, donde la zona
B contiene unidades més caras en términos de costo de produccion que la zona A, la interconexion
entre ambas se denomina tramo i-j, el cual corresponde a un doble circuito con lineas cuyo limite de
capacidad de transmision para cada una es de 500 MW. El sistema cuenta con 5 generadores y los
costos de produccion de cada unidad generadora son tal que pgy < Pg2 < Paz < Pea < Pgs, Siendo
esta la lista de mérito del sistema para este momento. La demanda para el sistema se sitGa en 700 MW,
distribuidos entre la zona A con 200 MW y la zona B con 500 MW, destacando que esta Gltima zona

recibe la totalidad del suministro por medio del tramo i-j (cada linea transporta 250 MW). Por lo tanto,
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los generadores que se despachan son G1 y G2. Ahora, como la ultima unidad despachada en el

sistema es G2, el costo marginal del sistema es pg,. La Figura 4-3 ilustra la situacion.
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—

Figura 4-3. Despacho con tramo i-j al limite de su capacidad de transmision. Fuente: elaboracion propia.

En la siguiente hora, la demanda en el sistema llega a 1 GW debido a un aumento de 300 MW
en la zona B. Debido a un cortocircuito que afectd a L2, el tramo i-j pierde dicho circuito y sufre la
limitacion de su capacidad de transmision, situandola en la mitad, esto es 500 MW para mantener la
seguridad del sistema, evitando que L1 caiga por operacion de las protecciones. Por lo tanto, no es
posible despachar G3, que por lista de mérito le corresponderia suplir el incremento en la demanda.
En consecuencia, los generadores que despachan son G4 y G5, que tienen costos de produccion
mayores que G3 (supuesto del ejemplo), debido a esto, las ganancias de G3 se ven perjudicadas.

Lo anterior en conformidad con el Articulo 172 del reglamento de coordinacion y operacion,
que permite al CEN definir 2 zonas econdmicamente desacopladas cuando hay restricciones en la
capacidad de transmision. En el ejemplo, resultan 2 listas de mérito con costos marginales p¢, Y pgs.

La Figura 4-4 ilustra lo sefialado en el parrafo previo. Cabe mencionar que, los CMg en las

barras i y j, que corresponden a pg, = CMg2; y pgs = CMg2; y estos son referidos a cada una de

estas barras mediante los factores de penalizacion pertinentes.

L1 = 500 MW

* L2 =0MW
|
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Figura 4-4. Despacho con aumento de la demanda aguas abajo del tramo i-j con congestion. Fuente: elaboracion
propia.
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Analizando la Figura 4-3 y la Figura 4-4 se evidencia que, el despacho en la zona A es el
mismo y su costo marginal solo depende de las variaciones (minimas) por ajustes mediante los factores
de penalizacion (hay nueva demanda). Por ende, CMg1; = CMg2;. Por otro lado, el despacho de la
zona B paso de cero a dos unidades generadoras, ambas con costos de produccion mas altos que G3.

En resumen, tener zonas con una frecuencia significativa de congestiones en el SEN,
provocando desacoples entre nodos, impacta negativamente en la eficiencia del mercado spot,
afectando especialmente a las pequefias generadoras cuyas cargas se encuentren aguas abajo de la
congestion y sean deficitarias durante estos periodos, ya que se ven obligadas a comprar la energia
faltante para cumplir con sus contratos a precios mas elevados una mayor cantidad de veces y en poco
tiempo. La cobertura de ese margen extra en el precio spot solamente queda sujeta a la solvencia
financiera que disponga la empresa.

4.2.2  Costos sistémicos ¢ La asignacion del riesgo esta bien enfocada?

La operacion del SEN incurre en una serie de costos denominados “sistémicos” que se cobran
a todas las generadoras a prorrata de sus inyecciones/retiros de energia. Estos costos corresponden a:
SSCC, operacion a minimo técnico, costo de estabilizacién de precios e impuestos a la emision.
e Los SSCC son necesarios para asegurar la operacion segura del sistema, como el control de
frecuencia y el control de tension.
e La operacion a minimo técnico tiene relacion con la operacion de ciertas unidades
termoeléctricas por motivos de seguridad del sistema (puede ser necesitado este modo de
operacion, por ejemplo para reemplazar con rapidez unidades solares o ayudarles).
e La estabilizacion de precios PMGD (generadoras con capacidad igual o menor a 9 MW), esto
es subsidio preferente o pago lateral como se conoce en la industria, que gozan este tipo de
unidades, el cual cubre la diferencia entre el precio medio de mercado y el CMg real.
e EIl costo por impuestos a las emisiones corresponde al pago que deben realizar las centrales
que generan con combustibles fosiles y cuyos costos variables no alcanzan a ser cubiertos por
la remuneracion que reciben por su energia generada.
A.  Evoluciény participacion de los elementos

En la Figura 4-5, se muestran los costos sistémicos en los ultimos afios (2018 a 2022). La
magnitud de estos costos depende, en gran medida, de la calidad de las gestiones realizadas por el
CEN, en términos de seguridad del SEN y de la calidad de servicio. Los criterios para tales efectos,

estan estrechamente relacionados con las nuevas condiciones del SEN, que cada vez son mas
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desafiantes por la incorporacion de centrales ERV y aumento de la demanda, siendo clave la correcta
evaluacion del costo-beneficio, puesto que asegurar el suministro de electricidad con una alta

probabilidad, en la préctica, se acompafia de mayores costos para los clientes.

Il Millones USD [l USD/MWh (promedio anual)

Millones USD USD/MWh (promedio anual)
2018 |151
2010 | |138
2020 | 327

Figura 4-5. Evolucion de los costos sistémicos entre 2018 y 2022. [45]
El aumento en el valor final anual de los costos sistémicos se puede asociar al incremento de
ERV en la matriz energética nacional, que implica mayores operaciones fuera del orden econémico
(minimo técnico) mas el costo de partida y parada, prestacion de SSCC, pagos laterales a PMGD.
Ademas, esta el pago por reserva hidrica.
En la Figura 4-6, se presenta la evolucion en el valor final del costo sistémico anual por

categoria durante los meses de enero 2022 a junio 2024. Los datos se extrajeron de la pagina del CEN.
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Figura 4-6. Evolucidn de los costos sistémicos o pagos laterales. Fuente: elaboracién propia.

B.  Optimizacion de los costos sistémicos ¢ Existe un incentivo para su reduccion?

Los costos sistémicos eran traspasados a solamente los clientes libres, eso hasta la
modificacion que realiz6 la CNE en la dltima licitacion de suministro, donde se permite que las
generadoras puedan traspasar estos costos al sector con regulacion de precios a partir del afio 2027.

¢Quién deberia asumir estos costos? Los generadores, ya que de no existir la opcién de
traspasar directamente estos costos a los clientes, sean estos libres o regulados, los mismos

generadores se verian obligados a estimarlos y asi sumarlos a su formacion de precio oferta, dentro
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de lo cual se reflejaria su tolerancia al riesgo. No obstante, el cliente siempre paga, y los generadores
traspasan estos costos directamente a los clientes finales, a través de un cargo adicional, contribuyendo
cada vez méas con una mala gestién de los costos sistémicos, e incluso dichos costos aumenten, como
se ha visto ultimamente en el SEN. Por ende, dejar el riesgo del lado de los generadores, estos
buscarian instalar tecnologias que no aumenten los costos de la red y los propios, fomentando la
competencia en el mercado de generacion. Ademas, estarian atentos a que las decisiones del CEN
sean las dptimas, puesto que les afectaria directamente las consecuencias. El impacto de los costos
sistémicos, se refleja en el nivel de participacion en las licitaciones de suministro que ha celebrado la
CNE, un ejemplo es la licitacion de 2015, donde se logré una participacién de 84 empresas
generadoras versus la de 2023 que tan sélo 5 empresas presentaron sus ofertas, lo que demuestra el
poco atractivo que genera el proceso, pese a los cambios en las bases, uno de ellos era la posibilidad

de traspasar a clientes regulados los costos sistémicos del mercado de corto plazo [48].

423 ¢Esbajo el incentivo para los SSCC?

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

El balance entre los ingresos y costos relacionados con SSCC de CF que enfrentan los
generadores se pueden expresar de forma simplificada como muestra la ecuacion 4.1.

B, = (;(Oﬁ- cng) (1 - ag) (;(cni +C_SSCC) + (aG jE;_G(Ofi + P_SSCCJ)) (4.1)

Donde,

G,GT: Ges laempresay GT es el total de empresas del sistema (incluye a G).

Of;: Oferta adjudicada a la generadora i.
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P_sscc;: Pagos recibidos por la empresa generadora.

c_sscc;: Costos de oportunidad, sobrecosto y combustible adicional.
cD;: Costo desgaste real.

ag: Proporcion de retiro de la empresa G.

Utilizando el parametro de costos igual al de pago, se simplifica la expresion anterior,

obteniendo la ecuacion (4.2).

Bg = (Z(Oﬁ —CD)) — ag Z Of, + P_SSCCk)> (4.2)

IEG kEGT

Trabajando con (4.2), se puede dar el caso en que una empresa generadora no posea contratos
(tomar «; = 0), con esta nueva consideracion la expresion se reduciria a (4.3), la cual se establece en
la resolucion exenta 442/2020 de la CNE.

Bg = Z(Ofi — CDy) (4.3)
IEG

Por lo tanto, la expresion anterior se analiza como un balance entre las ofertas adjudicadas por
la empresa y el desgaste que tenga la maquina que presta SSCC. Esto puede interpretarse que no
existirian incentivos a ser eficientes en la prestacion de SSCC. La remuneracion por la prestacion de
SSCC asociado a infraestructura nueva sera cubierta por los usuarios finales a través de un cargo de
SSCC, el cual esta incorporado en el cargo unico establecido semestralmente, segun el articulo °115
de la LGSE, mientras que las compensaciones para las instalaciones existentes que requiera el sistema
seran cargo de las empresas generadoras que efectlen retiros.

Ademas, como los costos de oportunidad y costos extras por la prestacion del servicio no se
consideran en las ofertas, éstos se remuneran como pagos laterales, en concordancia con la prestacion
real del servicio y el costo marginal real del sistema. Ahora bien, ;Qué es el pago lateral? Segun la
NTCyO, son pagos que se realizan con el fin de reconocer y remunerar costos no cubiertos por el
costo marginal real producto de la operacion, como, por ejemplo, costos variables superiores al
marginal, costos de partida y costos de detencion, ademas se incluyen las diferencias producto de

precios estabilizados, entre otros [43].

4.2.4 Brechas entre el CMgy el PMM ¢ Es sostenible?

Se eligen estos precios porque son 2 de los principales indicadores del mercado eléctrico en
Chile. Por un lado, el precio spot o costo marginal corresponde al costo variable de la unidad més cara

de generacion operando en una hora determinada para cada subsistema en el SEN.



52

Por otro lado, en conformidad con la ley N°20.018, en sus articulos 101 y 101 bis, establece
que el precio medio de mercado (PMM) de cada sistema se determina con los precios medios de los
contratos informados por las empresas generadoras a la Comision Nacional de Energia (CNE)
formado en ventanas de 4 meses, es decir, el PMM es un indicador que representa el precio equivalente
de la energia que pagan los clientes libres, a través de un cociente entre lo pagado por los clientes
libres de regulacion de precio a generadores por suministro y energia demandada en el mismo periodo.
Desde el afio 2010, para la determinacion de los PMM se consideran ademas las licitaciones de
suministro de distribuidoras. Ademas, el PMM constituye el indexador de los PNCP.

A. Precio spot de energia

La Figura 4-7 muestra la evolucion de los CMg en las siguientes barras: Atacama 220 kV,
Charrda 220 kV, Crucero 220 kV, Tarapaca 220 kV, Pan de Azucar 220 kV, Cardones 220 kV,
Quillota 220 kV y Puerto Montt 220 kV. Mientras que, la Figura 4-8 muestra la evolucion del PMM
(o precio medio de contratos), segin CNE. Para el periodo de tiempo de enero 2008 a junio 2024.

Precio spot en el SEN entre enero de 2008 y junio de 2024

Interconexion SING - SIC

1

Crucero 220 kV

Tarapaca 220 kV

Pan de Azucar 220 kV

Charrua 220 kV

Cardones 220 kV

Atacama 220 kV

Quillota 220 kV

Puerto Montt 220 kV

PMM SING

Figura 4-7. Grafica de los CMg mensuales entre enero 2008 y junio 2024. Fuente: elaboracién propia.
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Figura 4-8. Grafica del PMM entre enero 2008 y junio 2024. Fuente: elaboracion propia.
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B.  Anadlisis de las graficas

Para simplificar el analisis, se colocan los datos de las 2 graficas anteriores en la Figura 4-9,
cuya gréafica demuestra la enorme variacion que presenta el precio spot promedio vs el precio medio
de contratos, lo que hace casi insostenible tener contratos de largo plazo a precio fijo, lo que deja

abierta la pregunta hacia formas de indexar el PMM para reducir las brechas con el CMg real.

Diferencia entre el CMg promedio y el PMM
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Figura 4-9. CMg promedio vs PMM. Fuente: elaboracion propia.

El hecho que el costo marginal tenga una mayor variaciéon en el SEN en comparacion con el
PMM, se puede traducir en que impacta directamente en la rentabilidad y liquidez econémica que
perciben las empresas generadoras. Otro punto, es que si se remunera un monto menor a los costos,
las empresas pueden no presentar la solvencia econémica para producir lo que se estima (con mayor
énfasis en las pequefias generadoras), afectando lo que inyectan a la red y el cumplir su contrato con
los clientes libres o distribuidoras. Esto ultimo se traduce, en una ventaja para aquellos que pueden
tener la capacidad de proyectarse mejor en el mercado y tener mejores contratos, ubicacion en el SEN,

las tecnologias de produccion mas eficientes, etc.

También, es importante reconocer la influencia del poder de mercado en el precio de los

2023
2024

e-

octubi

o

ene|

contratos que pueden alterar el equilibrio competitivo de corto plazo y si los precios en los contratos

estan indexados o no al costo marginal. Se desarrolla la ecuacion (4.4), que es independiente la
tecnologia de generacion de la unidad generadora.

I, = (CMg; — CVy) - Ey + (P — CMgg) - E. + Iyp — (VI + COM)) + Pysr)
Donde,

(4.4)
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I4: Ingreso economico que recibe la generadora.

CMg;: Costo marginal en el punto de inyeccion o generacion de la energia.

CVj: costo variable de la generadora.
E,: Energia inyectada o generada.

P.: Precio de contrato.

CMgg: Costo marginal en el punto de retiro o consumo de la energia.

E: Energia suscrita en el contrato.

Iyp: Ingreso por potencia.

VI + COM: valor de inversion y costos de operacion y mantenimiento de la generadora.

Pysr: Pago por uso del sistema de transmision.

Este item se enfoca en el andlisis del término [(P. — CMgy) - E.], que en pocas palabras, se
puede interpretar como un rol comercializador del generador, en donde es premiado o castigado
dependiendo de su proyeccion del valor de costo marginal. Se reconocen 2 casos:

e P. < CMgg: el generador tiene pérdidas de tipo econdémicas.
e P. > CMgg: el generador tiene ganancias de tipo economicas.

En conformidad con lo expuesto, queda demostrado como las fluctuaciones en el CMg del
sistema afectan a los generadores, y en consecuencia a los clientes, y donde la determinacion del
mismo juega un rol crucial.

Lo anterior resalta que cuando se realiza un analisis del mercado spot y el mercado de
contratos, hay importantes riesgo para los inversionistas de este rubro o negocio de la generacion, y
que nada garantiza que se obtengan ganancias en la operacion, por el contrario, bajo ciertas
circunstancias, es esperable obtener pérdidas economicas, las que pueden llevar a la quiebra. Esto
evidencia que la percepcion que el sistema de precios marginalista genera rentas generosas a los
inversionistas, es una opinion que en principio carece de los fundamentos necesarios para ser
considerada correcta a todo evento. Un ejemplo real es el caso de la quiebra de la empresa
Campanario, la cual en el afio 2011 acumulé una deuda de decenas de millones de dolares debido a la
necesidad de comprar energia al mercado spot para cumplir sus contratos con las distribuidoras, en
tiempos donde el precio spot en el mercado era muy alto y los bloques de energia que necesitaba para
satisfacer la obligacion contractual era muy grande. Esto plantea un desafio para el actual modelo de

mercado que no posee las herramientas para proteger de cierta manera a las pequerias generadoras.
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425 Proyeccion del PMM ¢ Se habra dado la sefial correcta?

La informacién que resulta de la proyeccion de PMM es de interés para incentivar la
participacion de nuevos inversionistas, los que podrian integrarse al ver una buena sefial en el precio
hacia el futuro en el mercado eléctrico. Por lo tanto, es importante corregir las posibles distorsiones
en las sefiales de largo plazo si se desea promover una expansion eficiente y confiable del SEN.

El CEN elaboré una proyeccién del LCOE hasta el afio 2030 (Figura 4-10) con informacion
de la planificacion energética de largo plazo desarrollado por el Ministerio de Energia y la
participacion de las tecnologias en la matriz energética lo hizo mediante uso de softwares. Se destaca
que el aumento en el costo para desarrollar centrales térmicas, tal vez a proyecciones en el alza de los
costos de combustibles y el plan de bajo impacto ambiental, en cambio, se aprecia un costo de
inversion de decrecientes en el largo plazo para tecnologias ERNC, tales como la geotérmica y solar,

lo que se reflejaria también en sus costos de desarrollo.

PROYECCION DE LCOE POR TECNOLOGIA
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Figura 4-10. Proyeccion del LCOE en Chile entre 2017 a 2030. [43]
Con el LCOE vy la participacién en la matriz de generacion para los afios 2019 y 2030, el CEN

estimé el PMM en Chile para los afios entre 2019 y 2030. Ahora bien, ya transcurridos casi la mitad
del periodo, se puede realizar una comparacion con el PMM que ha ocurrido entre los afios 2019 y

2024, a fin de verificar si las suposiciones que se tomaron y que formaron la sefial para incentivar la
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inversion en ciertas fuentes en el SEN fueron las correctas o no. Para ello, se tomaron los datos del
PMM real desde la CNE para el periodo comprendido entre enero 2019 y junio 2024.
La Figura 4-11 muestra el contraste entre el PMM proyectado por el CEN y el PMM real.
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Figura 4-11. Gréfico del PMM real y el PMM proyectado por el CEN. Fuente: elaboracién propia.

La explicacion de la diferencia del PMM estimado con el PMM real puede deberse al uso la
variacion interanual de los precios medios de electricidad de acuerdo con la variacion promedio
historica del periodo 2007- 2017. Este periodo presenta un contexto muy diferente a la realidad que
se vive hoy en dia en el SEN, en variables asociadas a costos combustibles, costos no combustibles,

consumos especificos y sobre todo al grado real de participacion de ERV en la matriz energética.

4.2.6  ¢Chile esta en ruta desde la curva tipo pato a la curva tipo caion?

La curva tipo pato debe su nombre a la forma que tiene la representacion grafica de la demanda
eléctrica hora a hora que se caracteriza por tener una rampa de bajada pronunciada durante las horas
de menor demanda y una rampa cuya subida es significativa durante las horas de punta. Este fenémeno
es transversal en los mercados eléctricos internacionales y Chile no es la excepcion, la curva se vuelve
relevante en zonas donde se ha incorporado una gran cantidad de generacion ERV, como lo son la
solar y la eolica.

En la Figura 4-12 est4 la proyeccion hecha por Valhalla Energia para Chile entre los afios 2016
y 2025, evidenciando que incorporar cada vez mas ERV en la matriz energética nacional es

directamente proporcional a que la curva tipo pato cada vez sea vuelva mas complicada de gestionar
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(aumenta el lomo del pato). Se destaca el hecho de que para el afio 2025, la curva entraria en nimeros

rojos si es que no se hace nada para frenar los efectos negativos, donde los desafios principales son 2:

e Aprovechar ese exceso de generacion solar en las horas del dia, lugar de verter la generacion

o reducir la capacidad de generacion apagando unidades fotovoltaicas para mantener el
equilibrio.

e Reducir el riesgo de no cubrir la demanda en horarios criticos durante la tarde cuando el aporte

de la energia solar decrece y la demanda sube. Lo cual se puede poner “mas feo” con un matriz

energética con mas centrales ERV y sobre todo con gran participacion de sistemas de baterias.

Demanda Neta Hroyectada en Chile 016

Figura 4-12. Proyeccién de la curva tipo pato en Chile entre 2016 y 2025. [49]
Una solucion que se baraja para vencer los efectos negativos de la curva es el almacenamiento.

Tomando el exceso de energia solar durante el mediodia, en lugar de provocar vertimientos,
reducciones de generacion o simplemente apagar unidades completas y poner ese exceso de energia
en una bateria. Para luego, en horas de la tarde cuando se necesite esa energia, se descarga la bateria
para cubrir esa rampa. La situacion es beneficiosa para todos y ayudaria a suavizar la curva.
Actualmente en Chile, ya se han realizado proyectos de BESS y otros estan en proceso de
construccion, aunque la capacidad instalada no es suficiente para lograr los beneficios deseables y
notorios en el SEN [37]. No obstante, con el pasar del tiempo Chile podria llegar a tener un panorama
similar a lo que ocurre hoy en dia en el CAISO, donde aparece la denominada “curva tipo cafion”, que

en palabras simples es la formacion de rampas con pendiente teniendo a casi un angulo de 90° en los
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2 horarios criticos, debido a la rapida inyeccion de energia por parte de los sistemas de baterias a la

red eléctrica.

4.2.7  Un mercado eléctrico mas granular ¢Una pieza clave para Chile?

La generacion con centrales ERV en Chile, especificamente a partir de fuentes eodlicas, se
interioriza en la Figura 4-13. Se destaca la enorme variabilidad de generacién eléctrica que presentan
los aerogeneradores a causa del nivel de captacidn de energia del viento, incluso en periodos tan cortos
de tiempo, en el contexto del mercado eléctrico, como lo es un espacio temporal de solo minutos.
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Figura 4-13. Generacion edlica del SEN durante julio 2019. [46]
La problematica presentada exige tener soluciones que incorporen flexibilidad al mercado para

adaptarse a las condiciones dinamicas e intermitentes en el nivel de generacion de las centrales de
ERV, con la finalidad de mantener en todo momento un equilibrio entre la electricidad generada y la
consumida. En este punto, empieza a tomar sentido el tener un mercado con mayor granularidad,
donde una mayor granularidad temporal, entiéndase como intervalos de liquidacién menores,
permitiria al CEN registrar de mejor manera las variaciones abruptas e inesperadas que oscilen
alrededor del despacho programado que con una granularidad menor simplemente pasarian
desapercibidas para el mercado eléctrico, escondiéndose detrds del desvio neto de generacion. Al
captarse esos desvios instantaneos y significativos, que pueden darse tanto en diferentes momentos
como en diferentes ubicaciones a lo largo del sistema eléctrico, se produciria un aumento en la

precision tanto para el calculo del balance fisico de la energia presente en el sistema como para la
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determinacion del costo de esa energia en tiempo real. En definitiva el beneficio de tener un mercado
eléctrico mas granular se traduce en una mayor eficiencia del mismo, en términos de transacciones
econdmicas y de energia, debido al refuerzo positivo en la gestién correcta de los recursos disponibles.

Ademas el mejoramiento de la granularidad contribuye a generar una sefial de precios que
represente mejor la situacion real del mercado, fomentando la participacion de nuevos inversionistas.
Sin embargo, el tener una mayor granularidad requiere de mayores costos de inversion en tecnologia
para complejizar los procesos y un compromiso mayor de todos los agentes.

Otro efecto positivo en la incorporacion de mayor granularidad se da en el contexto del
despacho de unidades y la gestidn de la reserva. La desviacion de la frecuencia del sistema, junto con
despachos en bloques no tan granulares pueden conducir a un uso ineficiente de las reservas
disponibles en el propio sistema, llevandolas a actuar cuando podria evitarse mediante un manejo mas
fino en la representacion del consumo que hace la demanda, es decir, hacer las mediciones y las
operaciones respectivas en el mercado en tiempo mas cortos. En la Figura 4-14, se muestra la situacion

europea cuando no habia tanta granularidad, lo que se alinea perfectamente con la condicién de Chile.
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Figura 4-14. Excursién de la frecuencia en mercados eléctricos europeos. [51]

Ahora bien, la pregunta que surge es ¢ Cudl es el bloque horario mas eficiente para un mercado
eléctrico que quiera incorporar mayor granularidad? La respuesta recae en una optimizacion del costo

y beneficio de implementar una mayor granularidad. Para entrar en detalle, es relevante primero
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analizar dos mecanismos de corto plazo en la operacion del mercado, el DAM y el mercado intradiario
de energia, que operan en el mundo y aterrizar eso al contexto chileno.

El DAM se adoptd por la mayoria de los mercados a nivel mundial (Chile lo posee), cuando
se determiné que el periodo de tiempo “Optimo” para realizar una buena proyeccion de la demanda, a
la vez que se identificaban las unidades generadoras que despacharian para suplirla, era de un dia en
adelanto. Sin embargo, muchos factores que condicionan la operacion del DAM no son las mismas
desde hace algunos afios (intermitencia en la generacion, demanda sensible, limitaciones a unidades
térmicas, entre otras ya analizadas), lo que implica pensar que el DAM cada vez se aleja mas de ese
Optimo para tomar decisiones relativas al compromiso de unidades generadoras, dejando la sensacion
de que esas decisiones claves para una operacion segura del sistema deban ser tomadas en blogues de
tiempo mas chicos.

Lo anterior introduce a los llamados mercados intradiarios, los cuales operan entre el DAM y
el instante de entrega de la energia para tener un manejo més fino entre una generacion y una demanda
cada vez maés variables. Ahora puede parecer deseable llevar el bloque al extremo, es decir,
practicamente minuto o menos, para aprovechar de comerciar hasta el ultimo segundo posible. Sin
embargo, esto es muy poco viable y engorroso en la practica, en temas de coordinacion entre la
resolucién del mercado intradiario y la operacion real del sistema, por ende es necesario considerar
también un tiempo para que el operador del sistema pueda realizar los procedimientos de verificacion
pertinentes (Por ejemplo: simulaciones de flujo de potencia) y asi tener la confianza de que se tomaron
las decisiones correctas sin comprometer la seguridad e integridad del sistema, luego aprobar ese
programa de despacho, y finalmente comunicarle las instrucciones a cada unidad generadora. Un dato
que complementa esto Gltimo es, que en Europa la operacién de los mercados y la operacion del
sistema estan a cargo de entidades diferentes (Capitulo 3 referente al Nord Pool), lo que si bien ayuda
a dividir tareas, complejiza el tema de traspaso de informacion, lo que se traduce en tiempo.

Del parrafo anterior, se tiene claro que el bloque de granularidad 6ptimo debe cumplir con ser
bastante menor a un dia y dejando un margen suficiente para que el operador del sistema pueda dar
garantias de una operacion segura. La Figura 4-15 ilustra con mayor detalle como conformar una
estructura de mercado con soluciones flexibles ante las ERV, donde se recomienda acciones en la
operacion intrahoraria, la cual debe estar entre los 30 minutos hasta 5 minutos antes de la operacion
real. Después de ese tiempo sélo el operador del sistema puede modificar los programas de produccion

que son entregados por el operador del mercado. En el caso de Chile, el CEN es ambas entidades.
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Figura 4-15. Tratamiento de ERV en el tiempo con soluciones de flexibilidad. [47]

En Chile, los 2 principales mercados son el DAM vy el de contratos bilaterales de tipo
financiero, o sea no hay un RTM como tal. El mercado spot se basa en una estructura marginalista, es
decir en costos marginales, los cuales guardan una estrecha relacion con los costos combustibles, por
lo que deja primeros en la lista de mérito a los generadores eolicos y solares, que presentan una
respuesta con mucha variabilidad en su nivel de generacion. ; Como enfrenta esto Chile, en relacion a
los prondsticos sin un RTM? Segln la NTCyO en su Articulo 7-7, exige que todos los coordinados
que exploten centrales ERV (tanto edlica como solar) deben enviar informacion de sus prondsticos de
produccion de energia con la periodicidad requerida en cada caso para que el CEN implemente un
pronostico centralizado [44].

Para centrales edlicas, la NTCyO de 2021 establece que :

e Por una parte, la prediccién meteoroldgica del lugar de ubicacion del parque e6lico comprende un
blogue horario para las proximas 48 horas con un actualizacion cada 6 horas y las informaciones
que debe contener son la velocidad y direccion del viento, la temperatura y la presion atmosfeérica.

e Por otro lado, estan los prondsticos de generacion de los parques eolicos, que se dividen en las 4
categorias mostradas en la Tabla 4-1.
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Pronésticos Margen horario Actualizacién Probabilidad de ocurrencia
25%, 50% y 75%. El CEN puede
solicitar otras
25%, 50% y 75%. El CEN puede
solicitar otras

Corto plazo Siguientes 12 horas Horaria

Dia siguiente Siguientes 48 horas | Cada 6 horas

Semanal Siguientes 168 horas | Cada 24 horas | 50%. El CEN puede solicitar otras

La wvariacién se  considerard
Siguientes 12 horas Horaria significativa tanto por su magnitud
como por su velocidad de variacion

Ocurrencia de rampas
en el corto plazo

Tabla 4-1. Prondsticos definidos en la NTCyO para parques eolicos. Fuente. elaboracién propia.

Para centrales solares, la NTCyO de 2021 establece los solo 2 prondsticos (Tabla 4-2).

Pronéstico Margen horario Actualizacion Probabilidad de ocurrencia
Dia Siguiente Siguientes 48 horas Cada 12 horas 50%. El CEN puede solicitar otras
Semanal Siguientes 168 horas Cada 24 horas 50%. El CEN puede solicitar otras

Tabla 4-2. Pronosticos definidos en la NTCyO para parques solares. Fuente: elaboracién propia.

Si bien, el Articulo 7-7 de la NTCyO especifica que los coordinados asociados a la operacion
de centrales edlicas y solares deben procurar minimizar el error en cada uno de los prondsticos que
envian al CEN, no se menciona una cuantificacion del margen de desviacion (error) permitido para
que el informe sea considerado como aceptable, siendo esta falencia mucho mas notoria en los parques
edlicos debido a la mayor probabilidad de ocurrencia de rampas en su nivel generacion durante el dia.

Por lo tanto, el margen de error de los pronosticos quedaria sujeto principalmente a las
siguientes caracteristicas de los coordinados: la capacidad tecnologica (tanto en cantidad como en
sofisticacion), la cantidad de personal, la solvencia econémica, el grado de compromiso que tengan,
entre otras. Claramente las condiciones no son las mismas entre una gran empresa y una pequefa
empresa que intenta sobrevivir en el mercado a la hora de generar “prondsticos de alta confianza”.

En la situacion actual del mercado, conviene revisar la normativa vigente, con el fin de analizar
si requieren mejoras para poder incorporar mayor granularidad temporal y también espacial. Potenciar
la rigurosidad en la elaboracidn de los prondsticos es clave (bajos margenes de tolerancia al error para
evitar la propagacion y ver la posibilidad de aumentar la frecuencia de actualizacion) porque es el
primer eslabon de la cadena y se requiere que la informacion sea lo mas precisa posible, y asi
representar los costos de oportunidad reales que pueden surgir inesperadamente tanto temporalmente
como geograficamente, a fin de que el CEN baraje mejor las opciones que hay, en relacion con los
recursos disponibles para cumplir con el principio de operacion a minimo costo que se establece en el
Articulo 72-1 de la LGSE.
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4.2.8 Imprecision en el calculo de la potencia de suficiencia de las ERV

Existe la posibilidad que la normativa vigente, en base a métodos deterministicos para el
calculo de potencia de suficiencia, no estaria capturando de forma correcta la contribucion a la
confiabilidad real de las distintas tecnologias, especialmente de tipo ERV.

La demanda méxima utilizada para determinar los pagos de capacidad agregada se calcula
como la demanda promedio durante las 52 horas con los niveles de demanda mas altos durante un
afno. Estas 52 horas luego se utilizan como un intermediario para determinar las horas con el LOLP
mas alto del sistema. Si bien esta heuristica fue una buena aproximacién para encontrar los periodos
con el LOLP maés alto para los sistemas de energia con una gran proporcion de generacion a partir de
unidades térmicas, no es necesariamente una buena regla para los sistemas con proporciones
crecientes de generacion a partir de recursos hidricos, e6licos o solares, como es el caso de Chile.

La pregunta fundamental es la siguiente: si un desarrollador planea construir un proyecto
renovable de 100 MW ¢ Cuantos MW puede vender como capacidad? Este problema de “acreditacion
de capacidad”’ es un desafio clave en todos los mercados de capacidad.

Por ejemplo, con proporciones crecientes de generacion variable e impredecible de la
generacion solar, los periodos con el LOLP mas alto muestran méas coincidencia con las horas
méaximas de demanda neta (es decir, demanda menos generacion eolica y solar) que con las horas
méaximas de demanda [26]. En mérito de lo anteriormente expuesto, se destaca la necesidad de
reemplazar los métodos deterministicos para el célculo de potencia de suficiencia, que es la
metodologia actualmente utilizada en Chile, por métodos probabilisticos que sean aceptados por la
comunidad internacional, visto como una oportunidad de mejora a la metodologia actual.

Adicionalmente, cabe mencionar que, en Chile, no hay un objetivo de confiabilidad claro.
Aunque la regulacion actual hace referencia a indices como la pérdida de probabilidad de carga
(LOLP), no hay un objetivo de confiabilidad explicito al que aspirar.

En resumen, en la actualidad, no existe una definicién regulatoria/normativa sobre este
aspecto, ni siquiera de caracter indicativo. Asumiendo que todo el riesgo se concentra en 52 horas de
mayor demanda, lo cual fue acertado con una matriz predominantemente térmica. Ademas, el criterio
actual no considera efectos ni de la variabilidad ni de la incertidumbre de ningun tipo de recurso en la

suficiencia, siendo que cada vez hay mas participacion de centrales ERV en la matriz energética.

7 Entiéndase la expresion “acreditacion de capacidad” como un valor de capacidad firme o confiable de la unidad
generadora que presenta una alta tasa certeza, y que al mismo tiempo, es coherente con su disponibilidad real.



64

Capitulo 5. La asesoria de ECCO Int. al CEN

5.1. Introduccion

Chile estd viviendo un momento, en el cual la incorporacién a gran escala de nuevas
tecnologias de generacion ERV y sistemas de almacenamiento son una realidad. La teoria marginalista
que ha operado en Chile desde los inicios del mercado eléctrico, se ve desafiada por este cambio en
la matriz energética nacional. Por ello, desde el CEN se ha licitado a la experimentada consultora
ECCO International, la realizacion de un estudio que brinde los detalles necesarios para avanzar hacia
un mercado eléctrico basado en ofertas, y eventualmente lograr la transicion completa.

En este capitulo, se aborda la asesoria de 8 meses realizada por ECCO International al CEN
[43]. Por un lado se tratan temas externos a la propuesta, tales como, cuél es el proposito de su
licitacion, qué beneficios trae a los agentes e inversionistas y quién se hizo cargo del costo.

Por otro lado, se analiza el documento fisico de 585 paginas, apuntando a las metodologias
internacionales y los elementos que se deben mantener del funcionamiento actual para llevar a cabo

una modernizacion del modelo de mercado. También se analiza el impacto de su implementacion.

5.2. Analisis externo de la propuesta

En esta seccion, se plantean preguntas relacionadas a la asesoria de ECCO, con una vision

externa y general, como primer paso para dar una orientacion hacia la finalidad de la misma.

52.1 ¢Quién paga la asesoria?

El presupuesto anual del CEN, en conformidad con el articulo 212°- 13 de la LGSE, establece
que la financiacion se realiza con el Cargo por Servicio Publico (CSP) que se incorpora a usuarios
finales, libres y sujetos a fijacion de precios del SEN. El calculo del CSP para cada afio, incluye, los
excedentes presupuestarios acumulados a diciembre del afio anterior, segun indicaciones mediante
una Resolucion Exenta desde la CNE antes del 19 de noviembre de cada afio, por lo tanto el
presupuesto del CEN es revisado y aprobado por la CNE.

La asesoria de ECCO International Inc., que durd 6 meses, cost6 aproximadamente MM$ 190,
este monto se considero en la seccion de “Gastos en Compras de Bienes y Servicios” del CEN [43].

Por lo tanto, con la informacion presentada, se da a entender que la totalidad del monto pagado
a ECCO es provisto por los generadores y distribuidores, los que a su vez recaudan el dinero por
concepto de CSP desde los consumidores finales, indistintamente si estos son libres o regulados.
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52.2 ¢Qué se busca con esta asesoria (expectativa)?

La respuesta busca identificar a grandes rasgos describir las especificaciones técnicas que
requiere el CEN en el contexto de una transicion enérgetica que involucra una matriz 100% renovable.
Dicha condicién trae desafios en términos de seguridad y estabilidad en la operacién del SEP. La
cantidad de proyectos previstos relacionados a ERV, que actualmente se encuentran en construccion,
conllevan desafios operacionales tanto en la puesta en marcha como en la correcta gestioén de los
recursos en el dia a dia. Otro punto es el relacionado al cierre de las centrales a carbon, lo cual avanza
hacia un sistema cero emisiones, fomentando la adopcidon de otro tipo de tecnologias.

El Coordinador en su hoja de ruta, ha sefialado como necesaria la adopcién de esquemas de
mercado ampliamente utilizados a nivel internacional sobre la base de ofertas de energiay SSCC con
despacho vinculante y pagos relativos a capacidad [43].

El mercado de corto plazo del SEN es un mercado mayorista centralizado multinodal (pool)
basado en costos auditados y con una programacion de la operacion del dia anterior, en el cual los
agentes del mercado declaran y justifican ante el CEN, la informacion relevante de sus medios de
generacion, como costos variables de operacion y caracteristicas técnicas.

Por todo lo anterior, el disefio deberd considerar reglas de formaciéon de ofertas para las
unidades generadoras, sistemas de almacenamiento, agentes del lado de la demanda, entre otros, con
el objetivo de garantizar una operacion segura, eficiente y que mitigue los riesgos de ejercicio de poder
de mercado por parte de los agentes.

Adicionalmente, se debe establecer una hoja de ruta 6ptima para la transicion, con hitos
intermedios, y considerando un horizonte maximo de 7 afios para alcanzar la operacion completa del
modelo de mercado propuesto. Asimismo, ademas del marco regulatorio sectorial vigente, se debera
tener en consideracion, las modificaciones en curso a la normativa medioambiental o cualquier otra
politica publica trazada para los proximos afios, que pudiera afectar el desarrollo del mercado
mayorista.

La asesoria permitira definir las caracteristicas cruciales sobre como adaptar y crear un sistema

de ofertas, a la vez que se fomenta la competencia entre los diversos actores del mercado eléctrico.

5.2.3  ¢Qué beneficios conlleva esta asesoria?

Entre los beneficios que contiene la propuesta se pueden resaltar los siguientes:
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e Se busca aumentar la participacion de la demanda, ya que el disefio elaborado por ECCO plantea
agregar a la demanda (consumidores) como parte del mercado de corto plazo, algo que en la
actualidad simplemente no existe. Esto podria contribuir a una mayor eficiencia del mercado.
Este beneficio se despende del formato de ofertas del DAM y RTM. Mas detalles del proceso se
encuentran en el Anexo A, el cual ejemplifica la mayor respuesta de la demanda.

e Se incorporarian medidas de ayuda ante congestiones en el sistema de transmision que permiten
una mayor rentabilidad a pequefias empresas generadoras, con el fin de evitar que fracasen en sus
inversiones y se vean forzadas a salir del mercado, teniendo presente que las grandes empresas
pueden tener la solvencia econémica para enfrentar las congestiones, como por ejemplo, teniendo
mas unidades en diversos puntos del pais.

Este beneficio se despende de la incorporacion de las herramientas FTR y CfD, revisar esos items.

e Otro punto es garantizar una mejor gestion del riesgo que podria permitir a los usuarios finales
tener precios menores en el largo plazo, puesto que la gestion del riesgo es esencial para dar la
sefiales correctas e incentivar la inversion de agentes privados, en generacion, almacenamiento,
transmision, entre otros.

Este beneficio se desprende de la adopcion de las herramientas FTR y CfD, revisar esos items.

e Tener mayor certeza del valor de la potencia de suficiencia que aportan al SEN las centrales ERV.
Este beneficio se desprende del uso de la metodologia ELCC para la potencia de suficiencia.

e Potenciar la participacién de las centrales hidroeléctricas mediante ofertas en el mercado.

Este beneficio busca otorgar un costo de oportunidad “mas realista” a este tipo de centrales,
debido a que, hoy en dia no poseen un poder de decision influyente sobre su propia participacion

en el mercado eléctrico en términos de su nivel de generacion.

5.3.  Anadlisis interno de la propuesta: los elementos claves detréas del disefio

En esta seccidn, se entregan lineamientos respecto a las caracteristicas transcendentales que se
deben mantener y las herramientas de uso internacional que son requeridas para una actualizacion de
la estructura y funcionamiento del mercado eléctrico nacional, segiin ECCO la implementacion de los
cambios sugeridos de manera gradual desembocara en un mercado eléctrico basado en ofertas robusto.
Un sello distintivo y transversal en el disefio presentado es la mayor capacidad de respuesta a la
demanda y la participacion de nuevos agentes en el mercado, como por ejemplo, los financieros.

Téngase presente que la propuesta de ECCO cuenta con el analisis de la experiencia de los
siguientes mercados de Estados Unidos: CAISO, PJM, ERCOT e ISO New England.
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5.3.1 Elementos que se mantendran en el mercado eléctrico

ECCO Int. recomendd que los siguientes elementos se deben mantener, ademas se comentan
los cambios mas significativos que fueron sugeridos por la consultora al CEN.
A.  Co-optimizacion de energia y reserva

En primer término, se hace la distincion entre el mercado de energia y el mercado de SSCC.
El primero tiene el objetivo de garantizar la disponibilidad de generacién para suplir y seguir la
demanda de energia horaria prevista para un horizonte de tiempo determinado, mientras que el
segundo tiene por objetivo disponer de recursos para cubrir los desbalances que se producen en la
operacién en tiempo real producto de desviaciones de demanda neta (errores de prediccion ERNC o
demanda) o eventos intradiarios no previstos, en el mismo horizonte de tiempo. La Figura 5-1 describe

lo anteriormente comentado.

Se consideran los costos
variables de las unidades
generadoras para suplir y
seguir la demanda horaria

Mercado Suministro de energia
de energia - para un determinado
horizonte de tiempo

Proceso de
Co-optimizacion

involucrando ambos
mercados

Se consideran los costos
variables de las unidades
generadoras para establecer
reservas de SSCC

Recursos para atender eventos
Mercado ‘ intradiarios no previstos como
de SSCC desbalances, fallas o desvios
de demanda o generacion.

Figura 5-1. Representacion esquematica del funcionamiento del mercado de energia y SSCC. Fuente: elaboracion
propia.

Como resultado de la co-optimizacion de energia y reserva para el control de la frecuencia,
considerando todas las restricciones del sistema, se obtiene un lista de orden de mérito, la cual se usa
para determinar las unidades que operan y enviar las debidas instrucciones a las empresas respectivas,
garantizando la operacion segura del SEN y a minimo costo.

ECCO Int. recomienda el uso del algoritmo denominado SCUCS, el cual selecciona los
recursos basandose en la minimizacion de los costos totales de produccion (o costos de oferta) y
teniendo presente la capacidad de entrega fisica del sistema de transmision, contemplando todas las
limitaciones y restricciones asociadas a los recursos durante un horizonte de tiempo determinado.
Como resultado, el SCUC determina el estado de comisionamiento optimo de cada unidad en el
sistema, junto con el respectivo cronograma de despacho de los recursos de generacion.

Como comentario adicional, el SCUC no fija el precio de la energia reactiva, pero la considera

en el modelo completo de la red. No obstante, en Chile, la energia reactiva esta bastante bien regulada.

8 SCUC: Security Constrained Unit Commitment (Compromiso de unidades con restricciones de seguridad).
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B. Arquitectura de mercado nodal

En un mercado nodal, la energia se comercializa y se fija segln precios en lugares especificos,
conocidos como nodos, distribuidos a lo largo de la red, en lugar de compensarse a nivel regional. Esta
estructura nodal brinda al SEN la posibilidad de calcular los precios con un gran nivel de granularidad
espacial versus otras metodologias como son los precios de areas, ya que se obtienen precios
marginales por ubicaciones muy acotadas.

Los precios nodales proporcionan un diagndstico detallado y preciso del SEN. Puesto que los
precios pueden variar en diferentes nodos a raiz de diversos factores como la demanda, las
limitaciones de transmision y los costos de generacion. Esto permite al CEN tomar decisiones con
informacion mas precisa a la hora de gestionar y asignar eficientemente los recursos presentes en el
mercado para cumplir con un cronograma de despachos a minimo costo (seleccionar los generadores
maés barato por ubicacion). Todo lo anterior también mejora la eficiencia operativa del mercado.

ECCO Int. recomienda mantener esta arquitectura nodal del SEN, sin mayor cambio.

C. Fijacién de precios tipo LMP

ElI LMP o precio spot de la energia se calcula en todos los lugares de generacion y consumo,
en otras palabras, cada nodo del SEN posee un precio marginal, expresado en délares por megawatt-
hora. Estos precios son calculados desde el CEN; actualmente se manejan con una resolucion horaria.
El LMP es un enfoque de fijacion de precio que considera el costo variable de generacion y las
pérdidas en el sistema de transmision (factores de penalizacion).

Existen dos LMP en la operacién actual del mercado. El primero, es una version preliminar,
de caracter no vinculante que se da en el DAM durante la programacién de la operacién para obtener
la lista de orden de mérito. La segunda version, resulta a partir de la operacion real del SEN, en la que
se determinan los LMP definitivos (ex-post), estos se conocen tipicamente uno 0 mas dias posteriores
a la operacion. Esto evidencia que no hay vinculacion financiera entre el DAM y la operacion real.

ECCO Int. recomienda encarecidamente adoptar un LMP nodal financieramente vinculante
tanto en el DAM como en el RTM, puesto que es fundamental para que las demas funciones del
mercado operen correctamente. Ademas, este LMP se compone de tres partes: un costo marginal de
energia del sistema (SMEC), un costo marginal de las pérdidas y un costo marginal de congestion.

- Costo marginal de energia del sistema: refleja el costo marginal de proporcionar energia desde
una ubicacion de referencia a otra, es un valor base para el sistema.
- Costo marginal de las pérdidas: representa las pérdidas marginales de potencia real medida en

cada nodo y la distribucion de la carga.
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- Costo marginal de congestion: este componente se calcula en base a una combinacion lineal de
los precios sombra® de todas las restricciones vinculantes en la red, cada uno multiplicado por un
factor de sensibilidad del flujo de energia AC para cada hora en el DAM y cada intervalo de 15
minutos en el RTM. Puede ser positivo o negativo.

Como comentario adicional, se mantiene el hecho que, tanto a una generadora como a la
demanda, se les paga y cobra, respectivamente, segun el LMP en su ubicacién de conexion.

D. Contratos fisicos y financieros a largo plazo (PPA)

La Ley N°20.805 en su Articulo 131, establece que la CNE debera llevar a cabo un proceso
de licitacion publica y con una antelacién de 5 afios a la fecha de inicio del suministro, con el objetivo
de que las empresas de distribucion de energia efectlen contratos de suministro de energia a largo
plazo. Esto les permite satisfacer la totalidad del consumo que realicen sus clientes sometidos a
regulacion de precios. Las concesionarias deben monitorear y proyectar su demanda futura
permanentemente, e informar semestralmente a la CNE.

ECCO Int. recomienda que los PPA se liquiden como un CfD, que se daria por la diferencia
entre el precio promedio de largo plazo en los contratos adjudicados en la subasta (precio de ejercicio)
y el precio spot horario. También se propone que entidades financieras puedan participar en el
mercado de contratos, con el propésito de aumentar la liquidez del propio mercado.

Por otra parte, ECCO Int. sugiere la creacion de un mercado de contratos a plazo de energia
estandarizados, que se negocien en el mercado extrabursatil®®, y que podria estar a cargo del CEN o
la CNE. Este mercado brindaria transparencia y facilitaria la gestion del riesgo, al tratarse de un
mercado que se despeja de manera centralizada, dejando en el anonimato a los participantes. Esto
debido a que un mercado despejado centralmente permite un desacople entre el riesgo del precio de
la energia y el riesgo crediticio'! de los participantes. En definitiva, se genera un mayor acceso de los
participantes mas pequefios.

Como comentario adicional, los PPA otorgan beneficios tanto para el consumidor como para
el inversionista o proveedores de energia: permite invertir en nuevos activos gracias a la certidumbre

de ingresos a largo plazo que proporciona, especialmente se puede ver potenciada la inversion en

% Los Precios Sombra incluyen en el calculo los impactos de las adjudicaciones virtuales (tanto oferta como demanda) sobre
las restricciones vinculantes en el sistema.

10 El mercado extrabursétil es aquel en el que los valores se negocian a través de una red de corredores en lugar de hacerlo
en una bolsa centralizada.

1 El riesgo crediticio se refiere al riesgo de que un prestamista no reciba el capital y los intereses adeudados, lo que da como
resultado una interrupcion de los flujos de dinero. Basicamente, que el prestatario no pueda pagar.
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nuevos activos bajos en carbono como son las ERV, permite garantizar la electricidad a un precio
razonable y estable, y permite reducir el ejercicio del poder de mercado.

Ademas, al separar el riesgo de suministro (y precio de le energia) del riesgo crediticio, se
pueden atacar de forma independiente. Por un lado, el mercado fisico se le puede encomendar al CEN;
mientras que, el mercado financiero se encomienda a entidades bancarias o brokeres, para que dichas
entidades faciliten la negociacion en los productos derivados'?, como sucede en Europa (Nord Pool
maneja solo la parte fisica y Nasdaq toda la parte financiera). Los derivados financieros pueden
utilizarse para mitigar el riesgo (cobertura) o asumir el riesgo con la expectativa de una recompensa
proporcional (especulacion).

¢Por qué es necesario separar lo fisico de lo financiero? Los CfD son instrumentos financieros
cuyo precio se basa en un activo subyacente: acciones, indices, futuros, materias primas o divisas.
Cuando se operan estos contratos no se posee el activo subyacente sino que se especula con su precio,
tanto al alza como a la baja. Por lo tanto, se deduce que la negociacion de los CfD no guarda mucha
relacion con el ambito reglamentario asociado al mercado de energia eléctrica presente en Chile, el
cual busca suministrar electricidad, con un enfoque centrado en confiabilidad, seguridad y a minimo
costo. A raiz de esto, los CfD parecen mas bien un complemento del actual formato de mercado.

En sintesis, se necesita una operacion separada para mantener el modo tradicional de
produccion y consumo de energia a cargo del CEN, el cual debe garantizar el suministro fisico de
energia eléctrica. Por otro lado, la parte financiera (no asociada con suministro de energia) se
manejaria de manera independiente del CEN, siendo operada por una bolsa de valores especializada,
en la cual los participantes pueden realizar transacciones desvinculadas de obligaciones fisicas.

E. Mercado tecnoldgicamente neutral

Un enfoque de neutralidad tecnol6gica, quiere decir que cada MW de capacidad,
independientemente del tipo de central generadora, respuesta a la demanda o de sistemas de
almacenamiento, se trata de la misma manera y se remuneran con un precio uniforme. Al tener precios
uniformes, estos reflejan el costo marginal de agregar nueva capacidad al sistema. El actual mercado
energético que opera en Chile es tecnolégicamente neutral en sus pagos.

En relacion al mercado de SSCC, la Ley N°20.936 establece que cualquier instalacion que

cumpla con los estandares y requisitos exigidos para la provision de cada tipo de SSCC es calificado

12 Un derivado es un instrumento financiero cuyo precio se basa en un activo diferente, los mas populares son los swaps,
forward, divisas y CfD.
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como un posible prestador. Por tanto, el mercado de SSCC también es tecnolégicamente neutral en
cada una de sus categorias.

ECCO Int. recomienda mantener el criterio de neutralidad tecnolégica en el mercado eléctrico.

5.3.2 Elementos que se deben implementar en el mercado eléctrico

ECCO Int. sugiere incorporar los siguientes elementos de uso internacional para avanzar hacia
un disefio 6ptimo de mercado en Chile, ya que la consultora considera que son pilares fundamentales,
y se deben instalar todos para lograr los objetivos de integracion de ERV, descarbonizacion y
eficiencia del mercado. A continuacion, se comentan de manera breve cada uno de los elementos.

A. DAM basado en ofertas

Actualmente en el DAM, se realizan transacciones de energia con un dia de anticipacion. Este
mercado es de tipo no vinculante®®, en el cual se determina el despacho dptimo de generacion, se hace
un cronograma de generacion con las unidades y se fijan los precios horarios de la electricidad con
informacion en base a los costos auditados declarados por cada generador. El objetivo del DAM es
planificar y asegurar un suministro eficiente, a minimo costo y confiable de energia eléctrica,
proporcionando sefiales de precios que reflejen las condiciones operativas esperadas de SEN.

ECCO Int. propone un DAM vinculante con una estructura basada en ofertas que sean para
negociar energia, SSCC y capacidad RUC con un dia de anticipacion, en base a una co-optimizacion
con precio uniforme (pay as clear) tanto en energia como en SSCC, de tal forma de generar ciertos
incentivos con rentas inframarginales para aquellas tecnologias que puedan ser mas eficientes en la
entrega de estos servicios. Con un enfoque mayor a los SSCC, que a dia de hoy, en la practica
solamente se les esta pagando costo, independientemente de si son ofertados tipo pay as bid u operan
por instruccion directa desde el CEN.

En el modelo propuesto por la consultora, los generadores y los consumidores presentarian sus
ofertas de suministro y consumo respectivamente, para el dia siguiente.

Las ofertas se basan en 3 pilares: el costo de puesta en marcha mas el costo sin carga, el costo
de operacion con carga minima y un costo de energia incremental (puede dividirse en escalones).

El nuevo formato del DAM, incluye las siguientes funciones de forma secuencial:

1) Mitigacion del Poder de Mercado (MPM) y Determinacion de Requisitos de Confiabilidad (RRD):

ambos procesos se realizan en simultaneo. El primero se encarga de analizar la ofertas y mitigarlas

13 Entiéndase por “no vinculante” como el hecho de s6lo se basarse en el mejor precio de generacion y realizar una lista de
orden de mérito pero no hay una cierta obligatoriedad en el cumplimiento de que lo ofertado verdaderamente se entrego.
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cuando sea necesario, en base a criterios previamente definidos. ElI segundo se encarga de
determinar el uso minimo y mas eficiente de los recursos, asegurando confiabilidad y el
cumplimiento del prondstico de la demanda para el dia siguiente.

2) Mercado Integrado a Plazo (IFM): aqui se transan energia y SSCC.

3) Comisionamiento de Unidades Residual (RUC): es una funcion de confiabilidad para comprometer
recursos y adquirir capacidad RUC no programada en el IFM.

B. Mercado de comisionamiento de unidades residual (RUC)

Con el proposito de asegurar las capacidades de generacion suficientes (reserva operativa)
durante la operacion en tiempo real del sistema eléctrico, se implementa el compromiso de unidad de
confiabilidad (RUC), dado que ocurren desviaciones entre las cargas ofertadas y pronosticadas en el
DAM. Esto significa que la carga real puede ser mayor que la prevista por el CEN.

Los precios en el mercado RUC, resultan de la optimizacion de las unidades RUC, en funcion
de las ofertas disponibles. Estos precios se conocen como LMP RUC, y tienen asociados los
componentes de energia, de pérdidas y de congestion. Los LMP RUC solo pagan el valor diferencial
que aportan las unidades RUC, evitando los dobles pagos**. Para el proceso de liquidacion, el costo
total es prorrateado para toda la carga del sistema.

En sintesis, el mercado RUC es la capacidad incremental que se adjudica, por encima del
programa realizado en el DAM IFM, para ajustar la generacion a los aumentos de la carga en la
operacion en tiempo real del sistema. Cuyo proceso de formacion de precios y de liquidacion son
similares al realizado para los LMP IFM de energia.

ECCO Int. recomienda incorporar esta funcion para conseguir un disefio 6ptimo del mercado.

Como comentario adicional, actualmente, no existe un mercado RUC dentro de las funciones
del mercado chileno. Debido a esto, su adopcion en las operaciones del CEN seria desde cero.

C. RTM formal

En Chile, las desviaciones significativas que ocurren durante la operacion real del sistema,
debido a contingencias o variaciones en los prondsticos, se manejan realizando los ajustes necesarios
con la lista de orden de mérito obtenida en el DAM. Sin embargo, este proceso no es vinculante.

Desde el dia 15 de julio de 2024, se realiza una programacion de despacho intradiaria, que
antes se hacia de forma de prueba, y ahora es considerada vinculante [43]. Esta programacion genera

una nueva lista de orden de mérito, que se ejecuta para hacer un redespacho de unidades.

14 Una unidad que esté disponible en el mercado RUC sélo sera compensada por el producto de la capacidad RUC adjudicada
y el LMP RUC de su respectiva ubicacion.
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Para ECCO Int., el proceso que se realiza en el CEN estd muy alejado del 6ptimo para una
operacion en tiempo real del mercado eléctrico. En contrapunto, la consultora propone que el CEN
introduzca un RTM con los siguientes 5 procesos:

1) Mitigacion del Poder de Mercado (MPM): idéntico al del DAM.

2) Programacion con una Hora de Anticipacion (HASP): permitiria emitir instrucciones de

predespacho de forma horaria a los recursos que presentan ofertas en blogue de forma horaria.

3) Comisionamiento de Unidades en Tiempo Real (RTUC) y Mercado de 15 Minutos (FMM):

el RTUC evalla las necesidades de SSCC y compromete unidades de arranque rapido,

solamente se mueve en intervalos de 15 minutos. Las instrucciones de comisionamiento
resultantes basadas en RTUC son las decisiones finales. EI FMM es financieramente vinculante.

4) Comisionamiento de Unidades a Corto Plazo (STUC): es un proceso no vinculante y no

produce precios. A diferencia del RTUC, el STUC compromete unidades de arranque rapido

considerando un tiempo de inicio mas un tiempo minimo de funcionamiento.

5) Despacho Economico en Tiempo Real (RTED): esta funcion compensa los desbalances en

intervalos de 5 minutos. Se subdivide en 3 modos excluyentes: despacho a intervalos en tiempo

real, despacho manual en tiempo real y despacho de contingencias en tiempo real.

Cabe mencionar que, en el RTM se generan precios marginales, en intervalos de 5 minutos,
estos son llamados RTM LMP, los cuales se utilizan para liquidar las instrucciones dadas en el RTM.

En sintesis, en el RTM las ofertas se entregarian cada 15 minutos y se calcularian precios de
equilibrio cada 5 minutos, a modo de corregir las desviaciones entre la generacion prevista y la
demanda real, asegurando que se mantenga un equilibrio en el sistema y exista una operacion eficiente.
D. Sistema de doble liquidacién

ECCO Int. considera que un aspecto fundamental para el disefio 6ptimo del mercado, es la
implementacion de un sistema de doble liquidacion®®, porque con este sistema se pueden liquidar de
forma independiente, tanto las transacciones de energia y reserva presentes en el cronograma del DAM
como las desviaciones del despacho que generan nuevos precios en el RTM (RTUC y RTED), sin
comprometer la estrecha relacion que poseen estos mercados. La consultora comenta que este aspecto
aseguraria una mayor eficiencia y competitividad en el mercado eléctrico nacional, al ser un

mecanismo de ajuste financiero que compensa las diferencias entre la generacion programada y real.

15 |os sistemas multiliquidacion (incluye a los doble liquidacién) son explicados en el Anexo A.
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Como comentario adicional, el sistema multiliquidacion contribuye a disminuir los incentivos
a la manipulacion de precios y facilitar las integracion de centrales ERV que son intermitentes en su
nivel de generacion, al liquidar las diferencias de recursos con el DAM en tiempo real.
E. Mercado de capacidad organizado

Actualmente, en Chile, existe un mecanismo de pago por capacidad, el cual proporciona a los
generadores un ingreso adicional, en conformidad con su potencia de suficiencia definitiva (o
capacidad firme). Més informacion sobre el proceso de calculo y pago se encuentra en el Anexo E.

ECCO Int. menciona que algunas reglas del proceso actual son dificiles de entender. En vista
de lo anterior, sugieren eliminar que el precio se establezca administrativamente desde la CNE, y en
su lugar se incorpore un mercado de capacidad centralizado que funcione en base a ofertas sobre la
construccion de nuevas centrales de generacion. Los proveedores de capacidad tienen la obligacion
de ofertar dicha capacidad en el DAMy RTM, porque la regla de remuneracion involucra la diferencia
entre el precio de referencia del mercado y un precio de ejercicio flotante mensual que refleje el costo
de una unidad hipotética de punta de baja eficiencia®®. Ademas, la consultora recomienda que este
mercado de capacidad se vaya consolidando gradualmente, en general, se reconocen 2 fases. En la
primera fase, se usaria la metodologia ELCC para realizar los debidos pagos por potencia. Con el
tiempo, en una fase 2, se podria ver la posibilidad de incorporar precios de escasez y el mecanismo de
curvas de demanda de reserva operativa para valorar las reservas en funcion de la escasez, y reflejar
esto en el precio de la energia.
F.  Mitigacion del poder de mercado ex-ante

Actualmente, en el mercado energético existe una mitigacion de poder de mercado ex-post,
que funciona cuando hay una fuerte sospecha que una empresa esta ejerciendo o ejercié poder de
mercado, por consiguiente, se inicia una investigacion para esclarecer el actuar de dicha empresa en
el mercado, con el fin de aplicar las correspondientes sanciones en caso de ser necesario.

ECCO Int. plantea mantener la mitigacion ex-post y complementarla con un proceso de
mitigacién ex-ante, para lo cual la consultora recomienda una serie de pruebas automaticas que
analizan las condiciones estructurales del mercado (en DAM y en RTM). Dichas pruebas presentan

un triple enfoque que involucra: establecer condiciones que definan un mercado como "local"’,

18 El motivo del precio ejercicio flotante de una unidad con baja eficiencia, es para que dicho precio no sea inferior al costo
marginal de las plantas, y se refleje en el célculo el costo combustible.
17 Dividir el SEN en zonas estratégicas para el analisis del poder de mercado.
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determinar los precios de oferta competitivos estimados de los proveedores dentro del mercado local
y definir las condiciones bajo las cuales el CEN mitiga las ofertas de los proveedores.

Un generador realiza ofertas de energia por defecto (DEB) que pueden determinarse a traves
de: niveles de referencia basados en ofertas, niveles de referencia basados en costos (esta es la mejor
opcidn), niveles de referencia basados en el mercado, opciones de unidades con mitigacion frecuente
y niveles de referencia negociados. Estas DEB se usan en el proceso de mitigacion contrastando con
los precios de oferta competitivos estimados por el CEN, entregando una sefial de alarma automatica
cuando es conveniente mitigar las ofertas de algunos agentes del mercado en tiempo real.

G. Mercado virtual con ofertas virtuales o de convergencia

Actualmente, nuestro mercado energético es puramente fisico y solamente participan centrales
generadoras tanto en la programacion del DAM como en el mercado spot.

ECCO Int. propone abrir paso a los agentes financieros, los cuales participarian en el DAM a
través de ofertas virtuales'®, dichas ofertas no se consideran igual que las ofertas fisicas, sino que se
presentarian y procesarian como ofertas de convergencia. Esto permite excluirlas del mercado RUC.

Las ofertas de convergencia, son en esencia ofertas econémicas cuyo objetivo principal es
reducir la brecha entre el LMP DAM y el LMP RTM, {Cémo logran esto? Las ofertas virtuales
presentadas en el DAM, ya sean sobre generacion o demanda; se liquidan automaticamente en el RTM
en la posicion contraria de compra/venta. De esta manera, se arbitran las posibles diferencias entre los
mercados Yy se reduce el potencial incentivo a ejercer poder de mercado.

El arbitraje de precios se interpreta como sigue, un participante financiero que compro energia
en el DAM a 50 [USD/MW], tratara de al menos vender esa misma cantidad de energia en el RTM a
50 [USD/MW], con la finalidad de recuperar su dinero. En otras palabras, se busca reducir la brecha
de precios entre el RTM y el DAM, convergiendo hacia un precio 6ptimo en las transacciones.

Como comentario adicional, incorporar ofertas virtuales junto a una buena administracion,
pueden aportar grandes beneficios; por el contrario, si ese no es el caso, las ofertas virtuales pueden
provocar distorsiones significativas y recurrentes en la programacion del suministro fisico, a tal punto
de comprometer el equilibrio en el DAM, y eventualmente alterar la confiabilidad de la red eléctrica.
H. Presentacion de ofertas por parte de las centrales hidroeléctricas

Al dia de hoy, el sector de la energia hidréaulica, en temas de propiedad, pertenece a empresas

privadas. Dichas empresas no toman decisiones estratégicas en el mercado energético, debido a que

18 Se le denomina oferta virtual puesto que, no necesita de un respaldo fisico (una instalacién de generacion o consumo).
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las centrales hidroeléctricas estan sujetas a estrictas instrucciones de operacion y despacho desde el
CEN y la DOH? del Ministerio de Obras Publicas. Ademas, el CEN calcula el costo variable de las
hidroeléctricas estimando el precio sombra del agua. Como resultado, la participacion de las centrales
hidroeléctricas en el mercado energético depende muy poco de los propietarios.

ECCO Int. ve la condicion actual de las centrales hidroeléctricas como muy conservadora, la
cual no explota plenamente el potencial de generacién de las mismas. Justificandose en que la
responsabilidad de la programacién 6ptima del despacho deberia ser de los propietarios.

El disefio considera una participacion paulatina de estas centrales hasta permitir la realizacion
de ofertas dentro de una banda en torno al valor futuro del agua, la consultora recomienda comenzar
con un margen de 5% de desviacion (aumentable anualmente) respecto a un valor que calcularia de
forma centralizada el CEN. Dicho valor debe considerar lo siguiente: convenios de riego, condicién
hidroldgica, nivel de los embalses, disponibilidad de agua en afluentes y restricciones de seguridad.

Los embalses de pasada pertenecientes a diferentes duefios, deben hacer ofertas agregadas.

5.3.3  Nuevas herramientas que tendria el mercado eléctrico

Estas nuevas herramientas forman parte de los elementos que propuso ECCO Int., por esta
razon se expone muy sucintamente el funcionamiento de cada una y lo sugerido por la consultora.
Finalmente, se da un comentario adicional que apunta directamente a su proceso de implementacion
en Chile.

A.  Derechos de transmisién financieros (FTR) o Derechos de renta por congestion (CRR)

Los FTR son instrumentos financieros que le otorgan a su titular el derecho a percibir la
diferencia entre los LMP pertenecientes a dos ubicaciones definidas en el sistema cuando los cargos
por la transmisién se incrementan debido a la presencia de congestion.

Para aterrizar lo anterior, se debe tener presente el item 5.3.2.c, el cual habla sobre las 3

componentes que conforman los precios nodales spot (ecuacion 5.1).
Precio nodal; = Gen + Perd; + Cong; (5.1)
Donde,
Gen: costo marginal de generacion del sistema.
Perd;: impacto en las pérdidas de transmision del sistema.

Cong;: impacto en la congestion del sistema.

19 |La DOH es la Direccion de Obras Hidraulicas, dicha entidad supervisa el cumplimiento del caudal minimo en los rios.
20 Son ofertas de despacho en conjunto, cuya liquidacion para cada duefio se basa en un prorrateo de las adjudicaciones.
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Ahora bien, para definir el precio de transmision (PT) entre 2 barras del sistema, se trabaja
solamente con las componentes asociadas a pérdida y congestion en el sistema (ecuacion 5.2).
PT;; = Perd;; + Cong;; = (Perd; — Perd;) + (Cong; — Cong;) (5.2)
Donde,
Perd;;: considera el efecto incremental de la transmision de energia entre el nodo j y el nodo i
en las pérdidas generales del sistema. Este componente reconoce el costo operativo asociado al
servicio de transmision. Involucra al respectivo factor de penalizacion segun la locacion.

Cong;;: considera el efecto de la transmision entre el nodo j y el nodo i sobre el costo de

congestion general del sistema. Este componente es una renta o cargo relacionado a la capacidad
de transmision utilizada entre los nodos j e i. Aqui entran a operar los FTR.

Asi, en un mercado eléctrico mayorista con precios nodales spot, como el caso nacional, cada
participante recibira (generador) o pagara (consumidor) el precio de la energia segin su respectiva
barra de conexion en el SEN. Las transacciones serian coordinadas por el CEN. Ahora teniendo
presente las ecuaciones 5.1. y 5.2., al existir congestiones en el sistema de transmision los precios
nodales varian significativamente en las localizaciones afectadas, lo que se refleja en el aumento de
la componente de congestion del LMP. En esta situacion, el CEN recolectara de la demanda un monto
mayor de dinero que el necesario para cubrir los pagos a los generadores y las transmisoras por el
servicio de suministro de energia en el SEN durante el DAM. A la diferencia entre el LMP con
congestion y sin congestion se le llama ““ renta por congestion”.

Los FTR no conllevan un derecho a una entrega fisica, sino que permiten cubrir el riesgo
econémico derivado de la congestién. La ecuacion 5.3 muestra lo que recibiria el titular de un FTR

con cobertura desde el nodo a al nodo b en la subasta.

$
FTRprecio_subasta IW] = (LMPb,subasta - LMPa,subasta) (5.3

Donde,

LMP, .. LMP del nodo "fuente", llamado a.

LMPy, .. LMP del nodo “sumidero”, llamado b.

Téngase presente que puede seleccionarse cualquier nodo del sistema para FTR, es decir, no
es necesario que los nodos a y b sean vecinos o estén relativamente cerca el uno del otro.

El pago a un FTR se determina en el DAM durante el periodo que cubre el FTR. El beneficio,
Ilamado asignacion objetivo, se define como la diferencia entre los componentes de congestion de
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LMP en el DAM por cada hora en que el FTR es una obligacion valida (segun lo estipulado en el

contrato). Esto se muestra en la ecuacion (5.4).

T
$
FTRasignacién_objetivo lWl = Z(LMPb,t - LMPa,t) (5.4)
t=1

Cabe recalcar que los LMP anteriores son la componente de congestion de los LMP
representativos de cada nodo de conexidn (Apartado 5.3.2.c) y para cada momento t.

En el momento de la subasta, la asignacion objetivo de un FTR es incierta. Debido a que el
oferente especifica una cantidad (en MW) para un contrato FTR, el pago de un contrato se calcula
multiplicando la asignacion objetivo de FTR por la cantidad del contrato.

Para distribuir los ingresos entre los participantes, existen los derechos de ingresos por subastas
(ARR, por su sigla en inglés). En general, los 1SO asignan ARR a las entidades de servicio de carga®
(LSE, por su sigla en inglés) que programan servicios de transmision punto a punto firmes o no firmes
para el proximo periodo de planificacion. Un I1SO asigna ARR a lo largo de rutas especificas de
fuente/sumidero y en cantidades especificas de MW [64]. El nodo fuente de un ARR generalmente
corresponde al punto de conexion de una generadora en el territorio de servicio de la LSE; mientras
que, el nodo sumidero suele ser un tipo de nodo agregado que es un indice promedio ponderado de
nodos de carga. El titular de un ARR puede reclamar ingresos de la subasta, estos ingresos otorgados

se expresan en la ecuacion (5.5).

ARRingreso_subasta [$]=Q*F TRprecio_subasta (5.5)
Donde,
Q: es la cantidad (en MW) de ARR.
FTRyrecio_subasta: ES €1 mismo que se muestra en la ecuacion (5.3).

Tambien, depende del nimero de rondas que se realicen en la subasta (ecuacion 5.6).

Q

ARR = LMPy, , — LMP
cash flow!$] [N° rondas de la subasta] (LMPy, at) (5.6)

Ahora bien, un titular de ARR puede diversificar su asignacion de ARR reclamando una
fraccion de la cantidad de una asignacion de ARR como ingresos de subasta y autoprogramando la

21 Entidad de servicio de carga (LSE) es el término de la industria para lo que la mayoria de las personas Ilamarian una
empresa u otra organizacion que suministra carga (electricidad) a un cliente. Bésicamente, se trata de una empresa
distribuidora, pero en algunos casos los clientes pueden tener una empresa a la que le compran la carga y otra que opera
el sistema de distribucion, estas son las comercializadoras.
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fraccion restante como FTR [63]. Cuando un titular de ARR toma la decision de diversificar sus

ingresos de subasta/decision de autoprogramacion, el pago se convierte en la ecuacion (5.7).

T
ARRA_P [$] =Q-|E- (LMPb,subasta - LMPa,subasta) + (1 - E) ' Z(LMPb,t - LMPa,t)

t=1

(5.7)

Donde,

E: es la fraccion de la asignacion ARR reclamada. Los componentes del pago son inciertos y
dependeran de la tolerancia al riesgo del participante.

La forma en que se asignan los ARR a las LSE u otros clientes de transmision es variado y
depende de cada ISO. En general, los ARR se asignan a los participantes del mercado que adquieren
un servicio de transmision de integracion de red o un servicio de transmision firme punto a punto.
Estos 2 tipos de participantes del mercado pagan por la construccion y mantenimiento del sistema de
transmision.

La Figura 5-2 muestra el flujo de dinero de los FTR (desde la izquierda), las LSE (pueden ser
las distribuidoras) pagan una renta por congestion en el DAM que fluye hacia los compradores de
FTR. Los titulares (compradores) de FTR compraron sus FTR en las subastas de FTR, cuyos ingresos
fluyen hacia las LSE. EI ISO (en Chile, es el CEN) administra tanto el DAM como las subastas FTR.

ﬁ Energy Market lﬁ
Load-Serving O .
|\ISO ,,' FTR Buyers
k ' | FTR Auctions J
Figura 5-2. Flujo de dinero en un ISO a través de congestiones y FTR. [64]
En la practica, realizar una prueba de factibilidad puede no ser una garantia de tener los

ingresos suficientes, es decir, se busca un egreso equivalente al nivel de ingreso. Esto debido a que el
ISO (en nuestro caso el CEN) utiliza una “fotografia” de la red para dar solucion al problema de la
capacidad y optimizar la subasta de FTR. Para ello, se debe tener presente el flujo en bucle (o anillo)
y la ruta del contrato de transmision.

Debido a la estructura de los sistemas de transmision, las transacciones de energia entre dos
puntos pueden provocar flujos en circuitos de transmision paralelos, los cuales pueden participar de

forma indirecta, esto lleva a preguntarse ¢Cual es la capacidad de transmision de la red? La capacidad
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real en cualquier momento puede ser significativamente mayor o menor. Este problema no depende
del estado fisico de la linea de transmision, incluso en escenarios normales de operacion, la capacidad
de transmision de una region a otra depende enormemente de los puntos de conexion de carga y
generacion. Por ende, se sugiere ampliar la definicion de la “ruta del contrato” por “red de contratos”?2,
Con la finalidad de incorporar de mejor manera la configuracion presente en el sistema, con principal
énfasis en los flujos en bucle.

ECCO Int. propone 2 tipos de FTR: los obligatorios y los de opcion. FTR obligatorios son una
estructura de bilateral, lo que significa que el FTR le da al titular la diferencia entre LMP(destino) y
el LMP(origen). Si LMP,, > LMP,, el CEN le paga dinero al titular del FTR. Si LMP,, < LMP,, el
titular del FTR debe pagar al CEN. Los FTR de opcion se diferencian de los anteriores en que no hay
un cargo o pago al CEN si la congestion esté en la direccion opuesta al FTR de opcion, es decir cuando
se da la condicion de LMP,, < LMP,.

Los FTR tendran una vigencia o duracion establecida. Para esto, se consideran 4 categorias:
mensual, trimestral (siguiendo el orden del calendario gregoriano), por 10 afios y un FTR de
transmision mercante de 30 afios o por la vida Gtil prevista de la instalacion (lo que suceda primero).

Al CEN se le encomienda la tarea de crear los FTR y de administrar el mercado de FTR.
Existira un proceso de asignacion de FTR y uno de subastas de FTR, los cuales se celebran en 2
periodos, mensual y anual. Para asegurar un balance en los ingresos?, se llevara a cabo una prueba
denominada “prueba de factibilidad simultanea”, en resumen empleard un modelo completo de la red
para analizar el comportamiento de inyecciones y retiros en los nodos “fuente” y “sumidero” del FTR.

Como comentario adicional, los FTR benefician a modo de seguro o cobertura del riesgo, a las
pequefias empresas generadoras que no cuenten con mas unidades distribuidas en otras locaciones
para vender energia, es decir, no tengan otra fuente de ingresos, y al mismo tiempo, sean expuestas a
los riesgos que representan las congestiones?*. Por lo que, dichas generadoras podrian terminar en la
bancarrota si la congestion persiste por un periodo prolongado de tiempo y deben comprar la mayor
parte de la cantidad de MW transados en el contrato en el DAM a precios mas elevados que su precio

de contrato, con el propdsito de, cumplir su contrato de energia.

22 El enfoque de red de contratos proporciona una simplificacion aceptable de la red real, que mantiene los aspectos
econdmicos y limitaciones de transmision reales. A fin de, definir derechos de largo plazo considerando los derechos de
corto plazo, logrando un uso armonizado y eficiente del propio sistema.

2 Entiéndase el balance de ingresos como que el CEN recaude al menos tantos ingresos por congestion como los que se
pagan en derechos de FTR a los titulares de FTR.

24 por ejemplo, una pequefia generadora, que se ubique en el norte, y que la venta de su energia (por contrato) sea retirada
en un nodo aguas abajo de la congestion, su nivel de venta de energia estaria truncado por la capacidad térmica de la linea.
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Los FTR también proporcionan proteccion a los clientes regulados, cuando las LSE
(distribuidoras) son titulares de un FTR, ya que cubren el riesgo (aumento del LMP) derivado de la
congestién. Como se evidencia en la Figura 5-2, el CEN asignaria a las LSE los excedentes de las
rentas por congestion de los precios nodales, todo esto mediante la asignacion de las ARR.

Cabe mencionar que, los clientes libres pueden participar en el mercado de FTR si es que lo
estiman conveniente y el CEN lo permite. Esto luego de que, el CEN realice la prueba de factibilidad
simultanea y determine que existe capacidad de transmision en el tramo de red involucrado.

En el documento entregado por la consultora, no se evidencian sugerencias sobre posibles usos
del ingreso por congestion (o renta por congestion) para financiar nueva infraestructura de
transmision. Tampoco se deja claro la forma de determinar el volumen de MW para cada participante,
solo se menciona que se deja a eleccion de cada uno dependiendo del contrato que posean.

La cobertura de riesgos derivados de las congestiones se puede realizar mediante derechos
fisicos y derechos financieros, por lo tanto, se vuelve relevante estudiarlos, con la finalidad de
reconocer las diferencias entre ellos

En la Tabla 5-1 se resumen las diferencias entre los derechos de transmisién financieros (FTR)

y los derechos de transmision fisicos (PTR, por su sigla en inglés).

Derecho Financiero Derecho Fisico
Qué? Percibir el diferencial nodal de precios entre 2 Transportar un volumen de energia (MW) a través
;. Qué? L . L
¢ ubicaciones (en congestion). de una red entre 2 ubicaciones

No influye en el despacho realizado por el operador. | Influye en el despacho realizado por el operador,
¢(Coémo? | cancela el riesgo de precio y no cubre el riesgo de cancela el riesgo de base y requiere control de la
base (restriccion fisica). capacidad utilizada de la red.

Tabla 5-1. Comparacion entre FTR y PTR. Fuente: elaboracion propia.
B. Contratos por diferencia (CfD)

En este tipo de contrato define una banda con un precio minimo y un precio maximo,
permitiendo al precio marginal fluctuar en esa banda donde la generadora no recibe subsidio pero
tampoco esta obligada a reembolsar. Si el precio marginal se escapa de los limites de la banda
establecida, se dan los siguientes 2 casos: si ocurre una caida respecto a la banda, se le paga a la
generadora el dinero correspondiente al margen desviado desde el borde inferior de la banda; si ocurre
una subida respecto a la banda, la generadora debe devolver ese exceso de dinero correspondiente al
margen desviado desde el borde superior de la banda. Por lo tanto, los CfD son un derivado financiero,
que en palabras simples, al generador se le garantiza una compensacién minima en tiempos criticos

pero también se le limitan las ganancias en tiempos de prosperidad. Esto se ilustra en la Figura 5-3.
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Téngase presente que estos contratos pueden tener diferentes periodos de liquidacion, por

ejemplo, pueden ser horarios, mensuales, anuales, entre otros.

CiD

;,m Generadm‘ paga la diferencia al ISO Precio de ejercicio
fuo superior

Preclo de ejercicio
I IS0 paga la dzferenc:a al generador fijo inferior

precio en $/MWh

Banda establecida

T T L L T L T O A I
22283 8C3bRReRE8535 8088 S INER48Y335358888RAREZE8]

Tiempe

Figura 5-3. Representacién del funcionamiento de los CfD. Fuente: elaboracion propia.

ECCO Int. sugiere gque exista un CfD entre los consumidores y los proveedores de capacidad,
con la finalidad de mejorar la liquidez y reducir la incertidumbre del mercado. Ademas, se autoriza a
que agentes especulen con el precio (a través de un broker), y asi obtener beneficios econémicos.

El CEN es la entidad encargada de coordinar y monitorear la cadena de pagos mensuales para
equilibrar las transferencias de energia de corto plazo, exponiendo a los participantes del mercado al
pool de energia, para que la demanda responda a los precios spot, a la vez que se mejora la eficiencia.

Con los CfD se ofreceria a los actores los incentivos para invertir en energia renovable, ya que
contarian con una cobertura del riesgo, en momentos cuando los valores del mercado sean bajos.
También se daria una suerte de proteccion a los consumidores cuando los precios del mercado sean
altos. ECCO sostiene que, es un error pensar que los especuladores que buscan ganancias impondran
una carga adicional a los consumidores o desviaran dinero de la industria energética que deberia
haberse destinado a financiar inversiones. Por el contrario, la cobertura cruzada® de productos basicos
estabiliza los flujos de ingresos de los generadores, reducen su riesgo y, en consecuencia, reducen el
costo de capital. Por ejemplo, la inversion en infraestructura para produccion de hidrégeno o amoniaco
verdes pueden tomar fuerza mediante la cobertura cruzada.

Como comentario adicional, la existencia de un corredor de bolsa (o broker) asociado a la
operacion del mercado eléctrico mayorista es un requisito importante para implementar correctamente

los CfD. Actualmente, el mercado eléctrico chileno no cuenta con los servicios de un bréker.

% Se da cuando un inversionista no cuenta con un contrato de futuros sobre un activo subyacente que busca negociar en una
fecha futura. Por lo tanto, durante ese tiempo “se protege” con un contrato de futuros en un activo subyacente diferente.
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C. Obligaciones de capacidad con metodologia ELCC

ElI ELCC se basa en calcular los LOLE para cada hora del sistema. El proceso de calculo inicia
obteniendo el LOLE del sistema sin la central en evaluacion. Luego, se agrega la central en evaluacion
al sistema y se espera que disminuya la probabilidad de pérdida de carga al haber mas capacidad
instalada disponible. Finalmente, a la demanda se le van agregando bloques de carga, con la finalidad
de ajustar mediante iteraciones hasta que el LOLE del sistema con el generador en evaluacion es el

mismo que el LOLE base (sin la central). Lo anterior se muestra en la ecuacion (5.8).
LOLE (base) = LOLE (base + central en evaluacién + carga extra) (5.8)

Cuando el algoritmo llega a la igualdad, significa que ese valor resultante es el ELCC de la
central en evaluacion?®. Por lo tanto, ese valor es su capacidad firme y su contribucion a la suficiencia.

Téngase presente que se puede utilizar un ELCC unitario (unidad por unidad) o un ELCC
promedio por tecnologia o por zonas estratégicas (mediante agrupacion o clusterizacién) y después
distribuir equitativamente por unidad. La Figura 5-4 ilustra lo anterior. A modo de mostrar el contraste
del tema, PJM ha adoptado el enfoque ELCC promedio; mientras que, ISO-New York ha adoptado el
enfoque ELCC unitario [16].

11 mme Y7 | AT e g7

Rl N /(AR m

Dii B #@| QU B

Figura 5-4. Enfoques de la metodologia ELCC. Fuente: elaboracion propia.

ECCO Int. recomienda el uso de la metodologia ELCC con enfoque unitario, puesto que es la

Simbologia

! = Unidad o

grupe en
evaluaciéon

aplicacion correcta del método, a pesar de que, a medida que crece la participacion en la matriz

energética de los recursos intermitentes, el valor reconocido de estos recursos disminuiré rapidamente.

% por ejemplo, una central fotovoltaica de 100 MW de capacidad instalada, que al someterse a evaluacion por parte del
algoritmo resulta un valor de 30 MW, se traduce en que, la central posee un ELCC de 30%.
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Como comentario adicional, si bien el indicador ELCC es una metodologia bastante aceptada
para el calculo del valor de potencia de suficiencia de centrales de ERV y de sistemas de
almacenamiento, su calculo implica una alta carga computacional, siendo esto un desafio para el CEN.
Ademas, un aspecto importante para la aplicacion de la metodologia ELCC a una central, es que en
primer término debe definirse la métrica de confiabilidad que sera utilizada y el objetivo a alcanzar
por parte del sistema a evaluar. A modo de ejemplo, la meta se puede establecer en una confiabilidad
centrada en un LOLE = 0.1 dias/afio como caso base, es decir, el LOLE del sistema sin incluir la
central generadora bajo el analisis.

Una pregunta que surge es, ¢el orden de las unidades existentes afecta el calculo del ELCC?
Para ello, existe la metodologia delta por clases en zonas estratégicamente significativas. Este calculo
basado en ELCC promedio por clase se utiliza para determinar la contribucion de un tipo de tecnologia
de generacidn a la suficiencia. Hay 2 formas que se utilizan para llevar a cabo el proceso de aplicacion
el ELCC “First-in” y ELCC “Last-in":

. Firt-in : Se calcula el ELCC asumiendo que la clase seleccionada, es la tecnologia primera en
ser agregada en el aporte de capacidad (o despacho). Por ejemplo, si se elige la energia solar,
se deben eliminar los recursos eolicos, almacenamiento, biomasa, geotérmicos,
hidroeléctricas, etc. El resultado de aplicar el ELCC sin los demas recursos, es un valor de
capacidad promedio propio de esa clase, con las caracteristicas propias de la zona geogréfica.

o Last-in: Se calcula el ELCC asumiendo que la clase seleccionada, es la ultima en ser agregada
en el aporte de capacidad (o despacho).

La Figura 5-5 muestra un ejemplo de combinaciones de clases de unidades generadoras.

Battery Off. wind || Ons. wind Upv Battery
UPv Battery Battery Battery upy
Ons. wind UPV upv QOns. wind || Ons. wind
Off. wind Off. wind || Ons. wind UPV Battery Ons. wind || Off. wind || Off. wind || Off. wind
Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV Dist. PV
Thermal Thermal Thermal Thermal Thermal Thermal Thermal Thermal Thermal
Portfolio ELCC “First in" average class ELCC “Last in" average class ELCC

Figura 5-5. ELCC promedio "First-in""y "'Last-in"" con una cartera determinada. [65]
Como ya se abordo, el método delta posee 3 pilares, el portafolio o cartera de unidades, el
“First in” y el “Last in”. Este método garantiza que el valor que se otorgue a cada recurso se encuentre

entre las situaciones extremas en el despacho. El proceso de célculo se muestra en la Figura 5-6.
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@ Calculate Portfolio Interactive Effects @ Calculate Individual Interactive Effects foreen

Calculated as the difference between the Portfolio ELCC and Calculated as the difference between the First-in
the sum of the Last-In ELCCs for all individual resources ELCC and Last-In ELCC for each individual resource

CALCULATE

CALCULATE

Porifolio . Individual
Interactive Firstin Lastin Interactive

Effects Effect
Calculate ELCC Accreditation

@ Calculate Individual ELCC Adjustments @
Add Individual Resource ELCC Adjustmentto

Calculated by scaling all Individual Resource Diversity
Impacts to match the Portfolio Diversity Impact Last-In ELCC for each individual resource
CALCULATE
CALCULATE *

Portfolio Sum of Last-

ELCC In ELCCs ELCC ELCC

for each
resource

Portfolio
Interactive
Effects

Last-in ELCC Final ELCC
ELCC Adjustment Credit

Sumof individual Sumof ELCC
Interactive Effects  Adjustments

Figura 5-6. Enfoque del calculo. [66]
Por lo tanto, de la Figura 5-6, se desprende que el ELCC promedio para un tipo de recurso

viene dado por la ecuacidn (5.9), el cual se mide en MW.

Firsty,, — Last;,, ) 59
5.9

n
ELCC, [IMWT] = Last;,,, + | Portfolio ELCC — Z Last;,.
A [MW] A ! - i ( n (First,, — Lasty,

Donde,
Portfolio ELCC: es la suma de las capacidades en MW del area en estudio.

First;, . Evaluacion del ELCC con la unidad A como primera en la lista.
Last;y ,: Evaluacion del ELCC con la unidad A como Ultima en la lista.

D. Precios de escasez y curvas de demanda de reserva operativa (ORDC)

El precio de escasez se utiliza en los mercados eléctricos cuando no hay suficiente generacion
0 reserva operativa para satisfacer la demanda prevista o la demanda real. Estos precios poseen
distintos niveles de escasez segun la necesidad del mercado, en otras palabras, el precio aumenta a
medida que aumenta el nivel de escasez, reflejando una situacion critica en el sistema eléctrico.

La ORDC es un mecanismo que valora las reservas operativas en el mercado mayorista en

funcién de la escasez de esas reservas y refleja ese valor en los precios de la energia. Su operacién



86

incluye el valor de la pérdida de carga (VOLL, por su sigla en inglés) y la probabilidad que la carga

se reduzca. Dentro del principio de funcionamiento de la ORDC se reconocen 2 casos:

o Siempre que haya una reduccion involuntaria de la carga y el sistema tiene so6lo el minimo de
reservas operativas de contingencia, entonces los precios deberian subir al valor del VOLL.

o En niveles de reserva operativa que no requieran una reduccion involuntaria de la carga, la
ORDC debe reflejar la LOLP multiplicado por el VOLL, de modo que, a medida que aumentan
las reservas operativas, la LOLP disminuya y la ORDC eventualmente descienda a cero.
ECCO Int. recomienda la adopcion de este mecanismo para un mercado de capacidad

centralizado. No obstante, los pardmetros de la ORDC se deben adaptar al mercado eléctrico chileno.
Como comentario adicional, los precios de escasez en un mercado concentrado como el

chileno puede no ser buena opcidn, debido a que es complicado diferenciar entre rentas de escasez

legitimas y precios altos resultantes del abuso de poder de mercado o de estrategias malintencionadas.

5.3.4 Hoja de ruta recomendada por la consultora

Cada una de las funciones explicadas anteriormente, se deben incorporar gradualmente, por lo
que, a continuacion se muestran las 3 fases recomendadas para transitar del mercado actual al disefio
propuesto, junto con los periodos y elementos que las conforman. La Figura 5-7 muestra una linea de

tiempo que distribuye cada caracteristicas en el periodo respectivo.

Fase 1 “A” Fase 1 “B” Fase 2
| | | |
| | | ™
2025 2028 2031 2033
» DAM basado en ofertas. * Analisis del funcionamiento ¢ Mercado de capacidad con
* RTM formal y basado en del mercado con las nuevas curva de demanda de reserva
ofertas. funciones. operativa.
» Esquema doble liquidacién. » Evaluacién del desempeiio. * Precios de escasez.
» Mitigacion de poder ex-ante. + Contratos a largo plazo con
» Mercado de capacidad con CiD.
metodologia ELCC. + Presentacién de ofertas de
» Derechos de transmisién centrales hidroeléctricas.
financieros. + Mercado financiero y ofertas
* Subastas “Pay as clear” de virtuales o de convergencia.

SSCC.
* Mercado RUC.

Figura 5-7. Linea de tiempo de la propuesta de ECCO Int. Fuente: elaboracion propia.
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5.4. Analisis del impacto a nivel de legislacion, reglamento y normativa

Cada elemento que compone el disefio propuesto por la consultora ECCO Int. se evalla
respecto a la situacion actual de la legislacion chilena, de los reglamentos y de la normativa, con la
finalidad de dimensionar el impacto que tendria la implementacién de dicho disefio, en términos de
modificaciones a los documentos oficiales que rigen tanto al SEN como al mercado eléctrico. Esto se
muestra en la Tabla 5-2.

Fase Item Legislacion | Reglamento | Normativa
Co-optimizacion de energia y reserva con algoritmo de Compromiso de < < v
unidades con restricciones de seguridad
Mercado diario de energia basado en ofertas v v v
mercado en tiempo real formal y basado en ofertas v v v
Mercado de compromiso de unidades de confiabilidad X X v
Fase 1 "A" Mitigacion ex-ante del poder de mercado X X v
Mercado de capacidad con metodologia effective load carrying capacity v v v
Sistema de doble liquidacion v v v
Derechos de transmision financieros v v v
Arquitectura nodal X X X
Fijacion de precios tipo locational marginal pricing X X v
Mercado tecnologicamente neutral X X X
Fase 1"B" Evaluacion del desempefio X X X
Mercado de capacidad con precio de escasez y curva de demanda de v v y
reserva operativa
Fase 2 Mercado virtual con ofertas virtuales o de convergencia v v v
Ofertas por parte de centrales hidroeléctricas v v v
Contratos a largo plazo con contratos por diferencia v v v
Simbologia
Requiere modifcacion v

No requiere modificacion X

Tabla 5-2. Impacto del disefio de ECCO Int. en documentos oficiales nacionales. Fuente: elaboracion propia.

En conclusidn, la Tabla 5-2 deja en evidencia que, la implementacion del disefio propuesto por
la consultora ECCO Int. no depende solamente de la influencia del CEN o la CNE, sino que ademas
involucra la participacion del Parlamento. Por consiguiente, la implementacion de dicho disefio
requeriria de mucho mas tiempo, debido al proceso que conllevaria establecer las condiciones
habilitantes impuestas por la consultora y el respectivo proceso de tramitacion en el Parlamento.

Si bien, tanto la fase 1 “A” como la fase 2 requieren de diversas modificaciones. La fase 2 es
mucho mas desafiante debido a que, las reformas requieren de un perfecto entendimiento de las
implicancias técnicas y economicas, por parte del Parlamento, puesto que, todas las caracteristicas
internacionales son adaptaciones desde cero para el mercado eléctrico mayorista nacional. Esto
sumado a que, se incorporan nuevos tipos de participantes (los financieros), los cuales exigen al

mercado contar con la regulacion iddnea, a fin de lograr los objetivos esperados por el CEN.
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Capitulo 6. Recomendaciones para la implementacién
del diseiio de ECCO Int.

6.1. Introduccion

El disefio de mercado eléctrico mayorista propuesto por ECCO Int. presenta aspectos que
pueden desarrollarse mas, mediante sugerencias claves que busquen mejorar tanto el proceso de
implementacion como su desempefio en el futuro. También, la consultora deja algunos puntos de su
disefio sujetos a eleccién, dichos puntos se abordan y se elige la opcién considerada como mas
apropiada, segun las condiciones actuales y futuras del mercado chileno.

Adicionalmente, se plantean sugerencias a la normativa y legislacion actual, que podrian
beneficiar no tan sélo la correcta adopcion del disefio de ECCO Int., sino que también pueden servir
para potenciar las condiciones habilitantes de otras reformas consideradas por el CEN.

En el presente capitulo se sugieren 9 recomendaciones para el CEN, las cuales podrian
contribuir a reducir o evitar posibles efectos negativos durante los procesos de implementacion, puesta
en marcha, y finalmente durante el funcionamiento del disefio propuesto por ECCO International u
otros disefios que seleccione el CEN para modernizar el actual mercado eléctrico mayorista.

6.2. Recomendaciones técnicas

6.21 ELCC promedio, y luego evaluar la adopcién del ELCC unitario

Generalmente el proceso de determinacion del ELCC, sin importar si el enfoque es promedio
0 unitario, requiere simulaciones de Monte Carlo para desarrollar el desafio que involucra su calculo,
ademas se deben hacer una gran cantidad de iteraciones. La informacidn que se necesita es relativa a
la tasa de falla de las distintas componentes del sistema, la disponibilidad de los distintos recursos
energéticos, perfiles de demanda, entre otros.

Si bien el formato unitario es la aplicacion idénea de la metodologia ELCC, desde una
perspectiva econdmica y matematica; el formato promedio puede ser la adecuada al Chile actual,
desde una perspectiva de requerimiento computacional y desafios técnicos menores.

¢Conviene en términos de costo-beneficio ir directo por el enfoque unitario? El enfoque
unitario presenta menores valores de reconocimiento de capacidad firme, debido a su mayor
sensibilidad en la determinacién de la contribucion marginal real a la suficiencia al incorporar una

unidad de generacion extra al sistema y ver si se generan cambios perceptibles a la confiabilidad. No
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obstante, el enfoque promedio garantiza que la acreditacion represente el valor de capacidad total
correcto para la cartera, aunque su sefial al mercado sea un poco mas sobrevalorada en relacion con la
necesidad real de nueva capacidad. Cabe mencionar que en Estados Unidos, la regulacion es abierta,
permitiendo que los operadores “experimenten” diversas combinaciones que se ajusten a las
necesidades y prioridades de cada uno [59].

Desde una mirada local, en Chile, es recomendable incorporar el ELCC promedio, en una
primera instancia, al ser de menor exigencia para el CEN, debido a que necesita una menor cantidad
de informacion historica, lo que simplifica el calculo. Ademas con una buena clusterizacion, el aporte
a la suficiencia presentara variaciones anuales relativamente suaves. Esto podria significar una mejor
adaptacion de la metodologia y una implementacion en un plazo mas corto de tiempo, en comparacion
con el enfoque unitario. Para ello, el perfeccionamiento del marco regulatorio juega un rol clave.

Para finalizar, tomando el enfoque unitario, las centrales de menor tamafio o que se encuentren
en lugares 0 zonas con un exceso de capacidad, evaluar la contribucién a la confiabilidad del sistema
se vuelve una tarea técnicamente compleja en términos de determinar con precision el aporte de este

tipo de centrales.

6.22 Metodologia ELCC en Chile, (Qué indicador y estandar utilizar?

En el Capitulo 4, se analizé que Chile no contaba con un objetivo de confiabilidad definido
para el SEN. Siendo esto un requisito para implementar exitosamente la metodologia ELCC [62].

A modo de contexto, en Estados Unidos, la mayoria de los operadores aplican el criterio de
“un dia de falla en 10 aflos”, lo que se traduce en un LOLE = 2.4 horas/ano. Cabe mencionar que, para
algunos el estandar es vinculante; mientras que, para otros el estandar es meramente indicativo.

Ademas, se recomienda tener presente el caso de Irlanda hasta el afio 2018, debido a que posee

caracteristicas muy similares a las del actual proceso en Chile. Esto segun la Tabla 6-1.

Caracteristica Irlanda hasta 2018 Chile
Mecanismo Pagos por capacidad Pagos por capacidad
; Razon entre l::lp:ll!ldfld' 5359% 38%
instalada y demanda maxima
Producto Capacidad firme Capacidad firme
Participantes Empresas generadoras Empresas generadoras
Horizonte Para el afio en curso Para ¢l afio en curso
Determinacion del precio Administrativo Administrativo
Objetivo de confiabilidad LOLE = 8 W/afio No definido

Menor costo de inversion anualizado de una central que

. - . Similar a Irlanda
satisface la demanda de punta. Se utiliza una turbina a gas

Valor de referencia

Tabla 6-1. Comparativa entre Irlanda y Chile. Fuente: elaboracion propia.
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Para el caso del SEN, una alternativa seria establecer un estandar tipo regulatorio/normativo,
que considere como referencia el LOLE del estandar de Estados Unidos (internacional) y el LOLE

establecido en Irlanda 2018, incorporando las caracteristicas propias de nuestro sistema.

6.2.3 Inclinarse por la creacion de zonas RUC en el SEN

El compromiso de la unidad de confiabilidad (RUC, por su sigla en inglés) tiene por objetivo
principal garantizar que se comprometa suficiente capacidad de recursos, ademas de la capacidad de
SSCC, en las ubicaciones correctas para atender de manera confiable ciertas desviaciones respecto de
la carga pronosticada en el sistema durante el dia (esto se revisa con mas detalle en el Capitulo 5).

Ahora bien, ECCO Int. dej6 sujeto a eleccion la implementacion del RUC en nuestro mercado.
Las opciones son las siguientes: La primera alternativa sefiala que el CEN puede crear varias zonas
RUC, aclarando que una zona RUC es una coleccion de nodos, y éstos pueden no necesariamente
coincidir con las zonas de carga. La segunda alternativa es, mantener un tnico RUC para todo el SEN.

La recomendacion para el CEN, es un RUC zonal. Debido a que, este formato puede incorporar
de mejor manera el comportamiento dinamico de SEN, sirviendo dicha informacion para seleccionar
los equipos disponibles mas cercanos al punto critico, evitando problemas asociados con transmision
(congestiones en la red). Ademas, este enfoque garantizaria el comisionamiento de las unidades
autocomprometidas de menor impacto al sistema, antes que comprometer las unidades fuera de linea.

Otro punto clave es, la precision del prondstico de carga, siendo esto la piedra angular para
que el RUC asegure la capacidad de generacion justa y necesaria en todo momento. A fin de satisfacer
tanto los requisitos fortuitos de seguridad de la red como el margen de reserva global éptimo.
Adicionalmente, se podria asumir que el prondstico de carga en el RUC local esta muy cerca de la
carga en tiempo real, por consiguiente al operar un RUC local, se indicaria un compromiso de RUC
minimo y altamente logistico. Esto es razonable con el hecho que, s6lo se contemplan las
contingencias de zonas estratégicas. Evitando pagos adicionales desde el CEN hacia generadoras (afan
de comprometer méas capacidad de la necesidad real del sistema) por una mala prevision de la carga

real a nivel nacional, lo que reduce el costo y la aumenta la eficiencia del mercado RUC.

6.24 Precio de escasez y calibracion de la ORDC en Chile

La discusion se enfoca en: Si una parte importante de muchos aumentos repentinos de precios
se debe al poder de mercado y no al precio de escasez, ¢Estan justificadas las intervenciones en el

mercado para mitigarlo? No tomar medidas es, sin duda, una opcion; la segunda es, esperar que la
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competencia presente en el mercado devuelva precios razonables a largo plazo. Una solucion es,
incorporar un tope de precios, no obstante, este método es altamente imperfecto en la identificacion.

ERCOT implement0 la curva de demanda de reserva operativa (ORDC, por su sigla en inglés)
para abordar el problema del “dinero faltante”?’. Sin embargo, la ORDC tampoco resuelve por
completo este problema. Debido a que la calibracion depende de elementos que son, en cierta medida,
aleatorios y altamente impredecibles, por ejemplo, la exposicion de la ORDC a patrones de generacion
ERV (énfasis en la tecnologia e6lica).

La recomendacién para el CEN recae en un llamado a la precaucion con esta medida para
generar las sefiales correctas de precios a los inversores, debido a que su implementacion en Chile
podria significar que, el poder de mercado sea mas que un fendmeno transitorio. La justificacion se
basa en que, Chile posee un mercado eléctrico con un alto nivel de concentracidn, por ende distinguir
entre la escasez y el poder de mercado, se vuelve complejo. EI marco regulatorio, tiene la misién de
establecer una regulacion idonea y rigurosa sobre el tema. A fin de, limitar el posible ejercicio de

poder de mercado, y las preocupaciones sobre las consecuencias negativas derivadas del mismo.
6.3. Recomendaciones sobre cambios en normativas, reglamentos y legislacion

6.3.1 Mercado de potencia: demanda como proveedor de suficiencia

Esta medida fue mencionada por Hugh Rudnick®, 2019 [46]. Sefiala que, el marco regulatorio
del mercado de capacidad en Chile s6lo permite que las unidades de generacion participen en la oferta
de suficiencia. Los clientes libres solamente pueden participar en el mercado reduciendo su consumo
para el periodo de control. Esto permitiria a la demanda (clientes libres) participar activamente en el
mercado del lado de la oferta. En resumen, habria que crear un mercado de subastas de capacidad.

¢Cual es la situacion regulatoria? La LGSE requeriria de un mencion explicita de la demanda
para su participacion en el mecanismo actual de suficiencia, porque el articulo 149° de dicha ley
establece que, las transferencias de potencia son entre empresas que poseen medios de generacion
operados en sincronismo con un sistema eléctrico y que resulten de la coordinacion de la operacion a
que se refiere el articulo 72°-1. La inclusién de la demanda como proveedor de suficiencia, también
requiere una reforma al actual DS N°62 (considerando el DS N°70). Debido a que el reglamento tiene

un fuerte enfoque sobre caracteristicas intrinsecas de unidades generadoras o almacenamiento. La

27 El problema del dinero faltante hace referencia a la insuficiencia de los precios de la energia presentes en mercados
eléctricos mayoristas competitivos para dar cobertura al valor de inversién de los recursos necesarios para cumplir con el
requisito de confiabilidad del sistema eléctrico.
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reestructuracion debe incluir las metodologias pertinentes de los nuevos agentes (clientes libres u
otros) para la determinacion de la potencia inicial y suficiencia.

La recomendacién para el CEN se centra en la oportunidad que significa permitir a los clientes
libres suministrar flexibilidad al sistema, principalmente a través del mercado de capacidad. Esto se
visibiliza como un aumento en la integracion y participacion de respuesta de la demanda, con
esquemas que reconozcan la variedad de consumidores y su potencial para reaccionar a distintos tipos
de incentivos. Siendo piezas claves para una buena implementacion de un mercado basado en ofertas.

El actual objetivo de descarbonizacion y un desarrollo sostenible del sector energético en
Chile, se alinea con el fomento a esta medida. Ademas, contribuye en la transicion hacia mecanismos

de capacidad basados en el mercado, y no en pagos administrativos como el actual caso chileno.

6.3.2 Nivel de exigencia en pronosticos de centrales ERV

El Capitulo 4 abordd la necesidad de contar con prondsticos mas rigurosos en el nivel de
generacion real de centrales solares y edlicas, visibilizando la inexistencia de un estandar claro y fijo
en la actual NTCyO sobre la exigencia requerida en los informes entregados por las empresas
generadoras, tampoco se evidencia en el DS N°125. Esto es un impedimento para el correcto
desarrollo de una potencial granularidad temporal y geogréfica en el mercado eléctrico chileno.

El Articulo N°68 del Reglamento de Coordinacion y Operacion establece que “el prondstico
enviado por cada Coordinado a que se refiere el articulo anterior, debera procurar minimizar el error
respecto de la disponibilidad de generacion eléctrica en la operacién real”. No obstante, el presente
Acrticulo no especifica un estandar de desviacion maxima permitida o aceptable. Al no haber una
regulacion especifica o incentivo para mejorar la calidad de los prondsticos, la existencia de
desviaciones significativas se vuelve un problema cotidiano, dificultando la operacion del sistema.

La recomendacion es modificar el Articulo N°68 de Reglamento de Coordinacion y Operacion
0 en su defecto, modificar el Articulo 7-7 de la NTCyO, el cual se refiere al mismo tema. Con la
finalidad de, establecer una cuantificacion del margen de error o desviacién tolerada en los pronosticos
enviados al CEN. Esto contribuye a representar adecuadamente la operacion real de las unidades
generadoras que utilizan estos recursos en el SEN, siendo esto un requisito para tener un mercado méas
granular y mas eficiente.

Se expone como referencia el caso de México 2013, el cual se baso6 en castigos monetarios. Si
el prondstico de generacion perteneciente a una central ERV tenia un £ 5% de error respecto del nivel

real, recibia como maximo el 98% del LMP correspondiente [60].
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6.3.3 Discrepancia entre definiciones del CMg en el DFL N°4 refundido,
y ademas, con la propuesta de ECCO Int.

A continuacidn, se muestran Articulos del DFL N°4 refundido que hacen alusion a diferentes
tipos de costos marginales.

Articulo 72°-3.- Coordinacion del Mercado Eléctrico. Asimismo, le correspondera al
Coordinador la coordinacién y determinacién de las transferencias econémicas entre empresas sujetas

a su coordinacion, para lo que debera calcular los costos marginales instantdneos del sistema, las

transferencias resultantes de los balances econdmicos de energia, potencia, servicios
complementarios, uso de los sistemas de transmision, y todos aquellos pagos y demas obligaciones
establecidas en la normativa vigente respecto del mercado eléctrico.

Articulo 72°-8.- Sistemas de Informacion Publica del Coordinador.

d) Antecedentes de la operacion real del sistema, incluyendo las desviaciones respecto de la

operacion programada, demanda, generacion de las centrales, costos marginales reales y potencia

transitada, entre otros;
e) Informacion respecto a las transferencias econdmicas que debe determinar entre las

empresas sujetas a coordinacion, tales como costos marginales reales, demanda real por barra y

retiro, antecedentes de cargo por uso de los sistemas de transmision, de servicios complementarios, y
en general de todos aquellos pagos que le corresponda calcular de acuerdo a la normativa vigente;
Articulo 72°-17.-So6lo las instalaciones de generacion y sistemas de almacenamiento que se
encuentren en operacion tendran derecho a participar en las transferencias de potencia a que hace
referencia el articulo 149°. Las inyecciones de energia en la etapa de puesta en servicio, se
remuneraran por las normas generales de transferencia. Sin perjuicio de lo anterior, en esta etapa,

dichas inyecciones no deberan ser consideradas para la determinacién del costo_marginal del

Sistema, ni para la reparticion de ingresos por potencia.

Articulo 135° quinquies.- Los contratos resultantes de las referidas licitaciones estaran sujetos
a un mecanismo especial de ajuste de precios, adicional a su formula de indexacion. Para estos efectos,
el Coordinador monitoreara la diferencia entre la componente de energia del precio medio de mercado

vigente en el momento de la convocatoria, y el costo_marginal horario en el punto de oferta

correspondiente.
Téngase presente que, la NTCyO establece el periodo de calculo de los CMg como periodos

consecutivos de 15 minutos, los que se utilizan para el calculo del costo marginal real, el costo
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marginal en linea y las transferencias de energia. Ademas, la NTCyO define que, el costo marginal en
linea es el valor que representa el costo en que incurre el sistema en suministrar energia durante un
intervalo de 15 minutos, expresado en USD/MWh, obtenido de integrar la medicién durante un
periodo de calculo. Se determina a mas tardar quince minutos de finalizado el periodo de calculo;
mientas que, el costo marginal real es el valor expresado en USD/MWh, obtenido a partir del costo
marginal en linea. Se determina una vez que se han resuelto las observaciones recibidas por el CEN.
Este costo es el que se utiliza, luego de su conversién a pesos chilenos, para la valorizacién de la
energia en el balance de transferencias.

ECCO Int. en su disefio hace referencia a 2 costos marginales financieramente vinculantes
dentro del RTM, uno cada 15 minutos y otro cada 5 minutos.

La recomendacion se basa en realizar una unificacion de las definiciones del CMg en estos
documentos oficiales, a fin de evitar confusiones en la implementacion del disefio de ECCO Int.
asociados a la operacion del RTM, ya que se debe tener claro que CMg se usara para las transacciones.
Ademas, se deben modificar los periodos de calculo especificados en la NTCyO, junto con una
aclaracion de cual sera el CMg real y el CMg instantaneo que se mencionan en el DFL N°4.

Otro punto que se despende es que los periodos de calculo del CMg son solamente indicativos,

ya que no presentan vinculancia. S6lo son financieramente vinculantes los CMg en el mercado spot.
6.4. Recomendaciones financieras

6.4.1 Derivar los ingresos por congestion a la financiacion de nueva
infraestructura de transmision

La recomendacion para el CEN recae en que en la legislacion chilena no existe una orden o
decreto asociado con el flujo del dinero recaudado a través de los ingresos por congestion. Esto debe
tenerse en cuenta a la hora de implementar herramientas financieras como los CfD o FTR u otras.

Como modelo a seguir, esta la Union Europea. EI Capitulo 3, muestra como la Union Europea
decretd que los ingresos por congestion se utilicen para el mantenimiento y desarrollo de redes de

trasmision eléctrica; con el objetivo de reducir futuras congestiones en el sistema eléctrico.

6.4.2 Inexistencia de un broker en el mercado eléctrico chileno

A dia de hoy, el mercado eléctrico nacional (el CEN) no realiza trading financiero ni tampoco

existe un broker o corredor de bolsa ligado al funcionamiento, debido a que no hay derivados
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financieros en el disefio actual; siendo esto un impedimento evidente para la correcta implementacion

de los derivados financieros que recomienda ECCO Int. en su disefio.

Como referencia, se menciona el Nord Pool (Capitulo 3). Este mercado eléctrico mayorista

cuenta con una clara division de las 3 facetas claves en el funcionamiento.

>

Operador de mercado (fisico): EI Nord Pool AS es el encargado de supervisar, gestionar y velar
por la correcta operacion del mercado de electricidad spot en los paises en los que existe
influencia del Nord Pool.

Operador de sistema: Cada pais en los cuales Nord Pool tiene influencia, posee su propio operador
de sistema, que son independientes de Nord Pool y cuya mision es garantizar la seguridad en la
operacion de sistema eléctrico (red). A continuacion se nombran algunos: Fingrid Oyj (Finlandia),
Energinet (Dinamarca), Statnett (Noruega) y Svenska Kréafnat (Suecia).

Operador de los trading financieros: es un broker o corredor de bolsa que se encarga de toda la
parte financiera asociada al mercado eléctrico mayorista. EI Nord Pool vendi6 sus derivados
financieros a Nasdaq, siendo ésta una de las bolsas de valores automatizadas mas grandes de
Estados Unidos.

La recomendacion para el CEN se centra en que dicha entidad se encargue sola y

exclusivamente de las operaciones fisicas del mercado mayorista. Por lo tanto, el CEN tiene que

buscar algun bréoker especializado y experimentado para que se encargue del mercado financiero,

dentro del cual, el broker debe garantizar una buena gestion los derivados financieros que se

implementen en Chile.
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Capitulo 7. Aplicacion de cobertura del riesgo en Chile
combinando CfD y FTR

7.1. Introduccion

Una suerte de “cobertura perfecta” a nivel de riesgo temporal y geografico podria lograrse
siempre y cuando la cantidad de energia que se estipule en el CfD sea igual al FTR que cubre un cierto
tramo de transmision de la red eléctrica. La incorporacion de las herramientas CfD y FTR se vuelve
necesaria al conocer la variabilidad que presenta el LMP en el territorio nacional (Capitulo 4).

El presente capitulo tiene como objetivo demostrar la existencia de complementariedad en la
cobertura del riesgo mediante una combinacion de las herramientas financieras FTR y CfD. Para ello,

se desarrolla un ejemplo con CMg reales extraidos desde la pagina web del CEN.

7.2. Contextualizacion basada en la empresa generadora Daza S.A.

La Figura 7-1 muestra la energia total generada por la empresa Daza S.A.?® y la suma de sus
contratos de energia durante el periodo comprendido entre enero de 2017 y diciembre de 2023. Los
datos se encuentran en el Anexo I.

Daza S.A.
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Figura 7-1. Energia total generada vs contratos. Fuente: elaboracion propia.

Teniendo presente la evolucidn de la generacidn y sus contratos, lo siguiente es identificar las
unidades de generacion de Daza S.A., junto con sus respectivas ubicaciones en el SEN (barra de
conexidn asociada). Téngase presente que se asumen las barras principales del SEN como puntos de

conexion mas cercanos, debido a que se cuenta con los datos de los LMP promedio mensuales (Tabla

28 Daza S.A. es una empresa generadora ficticia, la cual fue creada para desarrollar el presente ejemplo de implementacion
de FTR y CfD en Chile.
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7-1). Dicho supuesto no altera significativamente el resultado, puesto que s6lo se tendrian diferencias

de precios debido a los factores de penalizacion o congestiones en algunos tramos de la red.

Tecnologia Unidad Capacidad [MW] |Localizacién (region) | Suposicién de Barra Conexién | LMP [US$/MWh] (Dic 2023)
Central 1 324,1 Biobio Charrda 220 [kV] 32
Hidraulica de Central 2 172 Los Lagos Puerto Montt 220 [kV] 48
embalse Central 3 467,3 Maule Charrtia 220 [kV] 32
Centrald 95 Maule Charrta 220 [kV] 32
Central 5 854,9 O'Higgins Quillota 220 [kV] 40
Térmica Central 6 249,5 Valparaiso Quillota 220 [kV] 40
Central 7 374 Biobio Charrda 220 [kV] 32
Central 8 107,7 Biobio Charrta 220 [kV] 32
Solar Central9 230 Atacama Cardones 220 [kV] 44
Central 10 53 Valparaiso Quillota 220 [kV] 40
Hidraulica de Central 12 61 Valparaiso Quillota 220 [kV] A0
pasada Central 13 29,2 Valparaiso Quillota 220 [kV] 40
Central 14 39,9 Valparaiso Quillota 220 [kV] 40

Tabla 7-1. Datos de inyeccién de energia de Daza S.A. en diciembre de 2023. Fuente: elaboracion propia.
Para simplificar mas el entendimiento del problema, se asume que existird una gran central
generadora de la misma capacidad que sumen las unidades de la Tabla 7-1 en cada barra de conexion.
La tecnologia de esa central se determinara segun la generacion total del mes de diciembre 2023, para
luego dividir por tecnologia de generacion (Tabla 7-2).

Generacion de Daza S.A. (GWh) en diciembre 2023
Hidraiilica de Pasada | Hidraiilica de Embalse Térmica Solar
213 412 16 51

Tabla 7-2. Generacion por tecnologia. Fuente: elaboracion propia.
Por otro lado, se debe identificar las barras de retiro de la energia, es irrelevante si estos son
clientes regulados o libres, lo importante es conocer la cantidad de energia transada y el LMP del nodo
respectivo de conexidn en el que se retira la energia. Por simplicidad, se asumen 4 clientes conectados

en barras diferentes entre ellos y distintas a las de inyeccion. Esto se muestra en la Tabla 7-3.

Cliente Contrato [MW] | Localizacién (regién) | Suposicién de Barra Conexién | LMP [US$/MWh] (Dic 2023)
Cliente 1 50 Antofagasta Crucero 220 [kV] 46
Cliente 2 100 Metropolitana Alto Jahuel 220 [kV] 35
Cliente 3 600 Coquimbo Pan de Azacar 220 [kV] 43
Cliente 4 150 Tarapaca Tarapaca 220 [kV] 48

Tabla 7-3. Detalle de los clientes de Daza S.A. Fuente: elaboracion propia.

Llegado este punto, Daza S.A. tiene que definir 2 cosas: el tamafio a tomar en el FTR y en el

CfD, y ademas, decidir qué periodo de liquidacion tomar.

La eleccién del tamafio o volumen debe cumplir la condicion representada en la ecuacion

(7.1.). El consumo del cliente es el contrato de compra/venta de energia.

Tamano CfD (MW) = Tamaiio FTR(MW) = Consumo del Cliente (MW)
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La eleccion de la liquidacion (tiempo) debe ser la misma para el CfD y FTR. Las opciones son:

spot, mensual, trimestral, semestral, anual y X afios. Para este ejemplo, se elige liquidacién mensual.

7.3. Transacciones de energia de la empresa generadora Daza S.A. en el SEN

Segun los datos presentados en los items anteriores, una buena opcién para Daza S.A. en
relacién con la cantidad total en MW para los contratos de compra/venta o transmisién de energia
desde los nodos de generacion a los nodos de consumo es de 900 [MW]. Estos 900 [MW] se
distribuyen a prorrata en las 4 barras principales de conexién de la unidades de generacion, segun lo

comentado en el item anterior. Méas detalles se encuentran en la Tabla 7-4 y la Figura 7-2.

Unidad Generadora Cliente Tamano del contrato [MW]
Generadora 1 Cliente 1 50
Generadora 2 Cliente 2 100
Generadora 3 Cliente 3 600
Generadora 4 Cliente 4 150

Tabla 7-4. Parejas entre unidades generadoras y clientes. Fuente: elaboracién propia.

Generadora 2 Cliente 2 Cliente 3 Cliente 1
100 [MW] 100 [MW] 600 [MW] 50 [MW]
Barra: Puerto Montt 220 [kV] Barra: Alto Jahuel 220 [kV] Barra: Pan de Azacar 220 [kV] Barra: Crucero 220 [kV]
LMP: 48 [USD/MWh] LMP: 35 [USD/MWh] LMP: 43 [USD/MWh] LMP: 46 [USD/MWh]

Hidroeléctrica . ‘ A
de embalse

Hidroeléctrica Hidroeléctrica Solar
de embalse de pasada '

Generadora 3 Generadora 4 Generadora 1 Cliente 4
600 [MW] 150 [MW] 50 [MW] 150 [MW]
Barra: Charrfia 220 [kV] Barra: Quillota 220 [kV] Barra: Cardones 220 [kV] Barra: Tarapaca 220 [kV]
LMP: 32 [USD/MWh] LMP: 40 [USD/MWH] LMP: 44 [USD/MWh] LMP: 48 [USD/MWh]

| Simbologia: Las barras verdes son de inyeccion; las barras rojas son de retiro. |

Figura 7-2. Diagrama simplificado de los nodos de inyeccion y retiro en el SEN. Fuente: elaboracién propia.
Para aclarar la situacion hasta ahora, ya se han definido los siguientes puntos claves:

- Tamafios de los contratos de compra/venta de energia (PPA, por su sigla en inglés)
y las parejas, es decir, cada generadora junto con su respectivo cliente (sea este
libre o regulado).

- El periodo de liquidacion es mensual.

- Localizacion de las unidades generadoras (barra de conexion en el SEN), su nivel
de generacion comprometida y sus LMP mensuales.

- Localizacion de los clientes (barra de conexion en el SEN), su nivel de consumo

comprometido y sus LMP mensuales.
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7.4. Definicién del precio de ejercicio (strike price) en los CfD de Daza S.A.

La definicion del precio de ejercicio (o fijado) es clave, puesto que, determina el nivel de
ganancias que recibiria Daza S.A. y también determina el nivel de riesgo que dicha empresa esta
dispuesta a tolerar. No obstante, la gracia del precio de ejercicio estd en que es el resultado de un
acuerdo entre ambas partes (generadora y cliente), en otras palabras, el precio de ejercicio representa
el dinero que Daza S.A. esté dispuesta a aceptar por sus servicios y el dinero que cada uno de sus
clientes esta dispuesto a pagar. Los acuerdos de los precios de ejercicios quedan sujetos a la capacidad
de realizar un estudio previo lo suficientemente bueno, puesto que de no ser asi, la parte que mejor
proyecte el precio del mercado, tendra mejor rentabilidad econémica, pudiendo persuadir a la
contraparte para aceptar precios de ejercicios no tan convenientes. Los precios de ejercicios brindan
seguridad a largo plazo para ambas partes, debido a que realizan sus transacciones a un precio estable
y conocido, lo que es independiente de las incertidumbres propias del mercado.

Los PPA son una opcién de compraventa de energia de largo plazo entre un generador y una
carga, en el que se define un periodo de tiempo y un precio predeterminado; esto compromete a los
vendedores a abastecer con un suministro estable y al precio acordado. No obstante, estos contratos
estan expuestos a la volatilidad propia del mercado, lo que puede afectar la rentabilidad de los PPA.
Aqui aparecen los CfD, los que se integran en el PPA para mitigar posibles riesgos financieros.

Para el desarrollo de este ejemplo, se asumen los precios de ejercicio® como resultado de la
celebracion de los PPA entre Daza S.A. y sus respectivos clientes, fijando el precio de ejercicio
superior en 45 [USD/MWh] vy el precio de ejercicio inferior en 30 [USD/MWh]. Esto significa que
por mutuo acuerdo se limita el precio de compra de energia a Daza S.A. en 45 [USD/MWHh]; mientras

que, a Daza S.A. se le garantiza un precio de compra de energia minimo de 30 [USD/MWh].

7.5. Cobertura eficiente del riesgo de Daza S.A. combinando CfDy FTR

Primero hay que aclarar que el ejercicio se basa en que existe congestion en la red, en este caso
en el SEN. Esto es importante debido que en esa situacion se da una “renta por congestion” (Capitulo
5); en caso contrario, con una red robusta, no se dan las condiciones para que haya congestién, debido
a que existe la infraestructura de transmision que demanda el mercado. Por lo tanto, si no existe la

infraestructura necesaria, lo idéneo es invertir la renta por congestion obtenida en mitigar esa brecha.

29 Los valores tomados tienen la finalidad de cubrir la mayor cantidad de casos posibles, teniendo presente que se conocen
los datos de los LMP mensuales, los cuales no se alteran.
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En la Tabla 7-5 se muestra un desarrollo algebraico paso a paso del proceso de cobertura del
riesgo en una transaccion de energia, utilizando la combinacion de las herramientas financieras CfD
y FTR. Un supuesto clave es que Daza S.A. es titular de un FTR en cada uno de los 4 nodos de
conexion de sus respectivas unidades. Para un mayor entendimiento del flujo del dinero en las

liquidaciones, hay que considerar que (+) es un ingreso de dinero y (-) es un egreso de dinero.

Generador (conectado al nodo A) | Cliente (conectado al nodo B) Comentarios
Mercado Spot. Los ingresos y los costos en ¢l
Q es el volumen LMP, - Q —LMPg - Q mercado spot para el generador y
del contrato consumidor respectivamente.
CfD S1 LMPg = P, el generador paga

bidirreccional al consumidor la diferencia; pero

con P siendo el |P—LMP,| - @ P —LMPg| - Q si LMPg < P, el consumidor paga
strike price al generador la diferencia.
Balance Spot + . A . A . . Suma de los pagos de energia con
D P-@Q+LMP,-Q—LMPg-Q P-Q—LMP;-Q+LMPy-Q) ¢l CAD respectivo.
FTR en el nodo de Muestra el pago por FTR. Este es
inyeccion (entre Q- [LMP; — LMP,] cero para ¢l consumidor, ya que
Daza S.A. y el CEN) solo el generador es titular FTR.

Muestra el flujo de dinero final.
Balance Final F-Q -P-Q ConFTR, el CfD y la cantidad de
producecién/consumo fisico = Q.

Tabla 7-5. Desarrollo de una transaccion de energia con cobertura perfecta. Fuente: elaboracion propia.

A continuacion se abordan cada una de las transacciones de energia entre las unidades
generadoras de Daza S.A. y sus respectivos clientes. Para ello, se hace uso del desarrollo algebraico
expuesto en la Tabla 7-5 y los datos técnicos tratados en los items anteriores.

A. Caso 1: generadora 1y cliente 1

En la Tabla 7-6 se analiza el contrato de energia entre la unidad generadora 1y el cliente 1.

Unidad Generadora 1 Cliente 1
Mercado Spot LMPrrdones " @ —LMPrryoore - @
CfD bidireccional
con P el strike price |P = LMPcyycerol - Q [P = LMPepycerol - Q
Spot + CiD P-Q+ LMPcgrgones @ — LMPrrycero - Q —P-Q — LMP¢pyporo - Q@+ LMPpyioro - @
FTR en el nodo de
in}-‘eccién (entre Q ’ [LMPCrucero - LMPCardones]
Daza S.A. y el CEN)
Balance Final P-Q -P-Q

Tabla 7-6. Desarrollo algebraico entre la unidad generadora 1y el cliente 1. Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 7-7 se analiza numéricamente. Cabe sefialar que como los LMP de ambas barras
de conexidn son mayores al precio de ejercicio minimo, pero el LMP de compra del cliente es mas

grande que el precio fijado, por consiguiente Daza S.A. debera reembolsar la diferencia.
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Daza S.A. y el CEN)

Unidad Generadora 1 Cliente 1
Mercado Spot 44 usb 50 [MWh 46 usp 50 [MWh
P [l 50 o [ 50 Cawnd
Usp USD
CfD bidi ional - :
idirecciona MWh] 46 [M 50 [MWh] 45 [MW —46 [MWh 50 [MWh]
Soocs D 44 [ 2] 50 [MWh] — 46 [on] -50 [MWR] | —46 [=2] - 50 [MWh] — 45 [=2] - 50 [MWh]
pot +
+45 [”S"] 50 [MWh] +46 [”S"] 50 [MWh]
FTR en el nodo de USD USD
inyeccion (entre 50 [MWh] - [46 [MWh] - ” 0

Balance Final

45 Usp 50 [MWh
[ 50 0w

a5 [ 222 50 puwn
B [MWh] [ ]

Tabla 7-7. Desarrollo numérico entre la unidad generadora 1y el cliente 1. Fuente: elaboracién propia.

B. Caso 2: generadora 2y cliente 2

En la Tabla 7-8 se analiza el contrato de energia entre la unidad generadora 2 y el cliente 2.

Unidad Generadora 2

Cliente 2

Mercado Spot

LMPperto montt ~ @

_LMPAEM Jahuel ~ Q

CfD bidireccional
con P el strike price

|P - LMPAIta J’ahueil -Q

|P - LMPAEro j’ahuell -Q

Spot + CfD

P-Q+ LMPpygrto monet " @ —

LMPAEro Jahuel ~ Q

—P-Q— LMPAIto]ahueE Q@+ LMPAEro}ahusI -Q

FTR en el nodo de
inyeccion (entre
Daza S.A. y el CEN)

Q- [LMPAEM Jahuel —

LMPP uerto Monrr]

Balance Final

pP-Q

Tabla 7-8. Desarrollo algebraico entre la unidad generadora 2 y el cliente 2. Fuente: elaboracién propia.

En la Tabla 7-9 se analiza numéricamente. Cabe sefialar que como los LMP de ambas barras

de conexidn son mayores al precio de ejercicio minimo, pero el LMP de venta del generador es mayor

al precio fijado, por consiguiente el precio de venta que percibe Daza S.A. es el maximo pactado.

Unidad Generadora 2

Cliente 2

Mercado Spot

48 vsp 100 [MWh
i

35 vsp 100 [MWh
] 100 D

Daza S.A. y el CEN)

USD USD USD
CfD bidireccional :
idirecciona 45 [MWh —35 [MWh” 100 [MWh] [M —35 [M ]| 100 [MWh]
Soot s CID 48 [”5”] 100 [MWHR] — 35 [”SD] 100 [MWh] | —35 [”S"] 100 [MWh] — 45 [””] 100 [MWh]
pot +
+45 [22] - 100 [MWh] +35 [22%]. 100 [MWh]

FTR en el nodo de UsD
inyeccion (entre 100- [35 [MWh] ]] 0

Balance Final

45 Lm] -100 [MWHh]

a5 [ 2221 100 uwn
B [MWh] [ ]

Tabla 7-9. Desarrollo numérico entre la unidad generadora 2 y el cliente 2. Fuente: elaboracién propia.
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C. Caso 3: generadora 3y cliente 3

En la Tabla 7-10 se analiza el contrato de energia entre la unidad generadora 3 y el cliente 3.

Unidad Generadora 3 Cliente 3
Mercado Spot LMPcharria - @ —LMPs oy do azicar - @
CfD bidireccional
con P el strike price |P = LMPpan o aziicar| - Q |P — LMPp oy go azicarl - Q
Spot + CD P-Q+ LMPgpgrria @ — LMPpay ge azticar ~ @ —P-Q — LMPpap ge azicar * @ + LMPpoy de azticar * @
FTR en el nodo de
in}-‘eccién (entre Q- [L‘MPPan de Aziicar — L‘Mpc‘harrﬁa]
Daza S.A. y el CEN)
Balance Final P-Q —P-Q

Tabla 7-10. Desarrollo algebraico entre la unidad generadora 3y el cliente 3. Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 7-11 se analiza numéricamente. Cabe sefialar que como los LMP de ambas barras
de conexion son menores al precio de ejercicio maximo acordado y mayores al precio de ejercicio

minimo acordado. No opera ninguna herramienta financiera para cubrir el riesgo por congestion.

Unidad Generadora 3 Cliente 3
Mercado Spot 32 usb 600 [MWh 43 usb 600 [MWh
P [MWh] [ ] [MWﬁ] [ ]
CfD bidireccional 0 0
USD UsD
Spot + CfD —- — — -
P 32 [MWh] 600 [MWh] 43 [MWh] 600 [MWh]

FTR en el nodo de
inyeccion (entre 0 0
Daza S.A. y el CEN)

Bal Final 32 usp 600 [MWh 43 usb 600 [MWh
alance Fina — - — —-
[MWh] [ | [MWh] [ ]

Tabla 7-11. Desarrollo numérico entre la unidad generadora 3y el cliente 3. Fuente: elaboracion propia.
D. Caso 4: generadora 4y cliente 4

En la Tabla 7-12 se analiza el contrato de energia entre la unidad generadora 4 y el cliente 4.

Unidad Generadora 4 Cliente 4
Mercado Spot LMPQusliota -Q _LMPTarapacé -Q
CfD bidireccional
con P el strike price |P - LJMPT“"“P’“"J Q |’D - LMPTarapacé| -Q
Spﬂt + CiD P-Q+ L‘MPQuEEIom Q- wap‘rarapacé Q —P-Q - waprarapacé @+ L‘MPTarapac‘é -Q
FTR en el nodo de
inyeccion (entre Q- [LMPTammcé — LMPQu[’llara]
Daza S.A. y el CEN)
Balance Final P-Q —P-Q

Tabla 7-12. Desarrollo algebraico entre la unidad generadora 4 y el cliente 4. Fuente: elaboracion propia.
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En la Tabla 7-13 se analiza numéricamente. Cabe sefialar que como los LMP de ambas barras
de conexidn son mayores al precio de ejercicio minimo, pero el LMP de compra del cliente es mas

grande que el precio fijado, por consiguiente Daza S.A. debera reembolsar la diferencia.

Unidad Generadora 4 Cliente 4
Mercado Spot 150 [MWh 48 Usp 150 [MWh
i [MW ] ] wan] [MWh]
usp Uusp UsD Uusp
CfD bidireccional —|45[ ] 48 [ ” 150 [MWH ‘45[ ] 48[ ”-150 MW]
MWh MWh ! MWh MWh [MWh]
oot s oD 40 [0 - 150 [MWR] — 48 [ o] - 150 [MWh] | —48 [or| - 150 [MWR] — 45 [ | - 150 [MWh]
pot +
+ 45 [”“’] 150 [MWh] + 48 [”m] 150 [MWh]
FTR en el nodo de Usp USD
inyeccion (entre 150 - [-1-8 [—] - 40 ]] 0
Daza S.A. v el CEN) MWh ”Wh
Usp usp
Balance Final usby, _as [Y5P] ieor)
alance Fina 45 [Mwh] 150 [MWh] 45 [MW.’E] 150 [MWh]

Tabla 7-13. Desarrollo numérico entre la unidad generadora 4 y el cliente 4. Fuente: elaboracion propia.

7.6. Discusion de los resultados obtenidos en el item anterior

Tanto en el caso 1 (Tabla 7-7) como en el caso 4 (Tabla 7-13) se evidencia una correcta
operacion de la fusion de las herramientas financieras CfD y FTR, debido a que el LMP de los clientes
era mayor al precio fijado (estaban pagando mas de lo acordado por contrato); el administrador del
mercado debe devolver esa diferencia a los clientes afectados. Esto finaliza en un equilibrio en el
precio de ejercicio superior del CfD y en esta situacion existe renta por congestion (el LMP de compra
supero la banda fija superior establecida en el CfD).

En el caso 2 (Tabla 7-9) se evidencia la correcta operacion de la fusion de las herramientas
financieras CfD y FTR, debido a que el LMP de oferta de Daza S.A. en su unidad generadora 2 era
mas alto que el precio fijado; esa diferencia causada a raiz de la presencia de congestion en la red, se
limita al precio méaximo pactado, es decir, se reducen las ganancias extraordinarias de Daza S.A. Esto
finaliza en un equilibrio en el precio de ejercicio superior del CfD y en esta situacidn existe renta por
congestion (el LMP de venta superd la banda fija superior establecida en el CfD).

En el caso 3 (Tabla 7-11) se refleja cuando el LMP se encuentra dentro de la banda fijada en
el CfD, es decir, esta en la zona considerada como exenta de riesgo financiero y que asegura una
rentabilidad tanto para la generadora como para los clientes. Por consiguiente, no opera la fusién de
las herramientas financieras CfD y FTR, ya que no son requeridas. Finalmente, en esta situacion no
existe renta por congestion (ni el LMP de venta ni el LMP de compra cruzaron las bandas fijas
establecidas en el CfD).
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Capitulo 8. Conclusiones

8.1. Sumario

La investigacion realizada en la presente memoria consistio en estudiar los desafios en la
captacion de los costos de oportunidad que implica la incorporacidn a gran escala de centrales de ERV
en la matriz energética, en particular centrales solares, centrales e6licas y SAE, con el objetivo de
analizar el funcionamiento de la actual metodologia del mercado eléctrico mayorista en Chile, que se
basa en costos auditados. Para ello, se recopil6 informacion técnica, regulatoria y econémica acerca
del mercado de energia, mercado de transmision, mercado de potencia y mercado de SSCC.

Luego, se presenta el Nord Pool como un posible modelo a seguir, en terminos de flexibilidad
y eficiencia, destacando caracteristicas relevantes en su disefio, entre las cuales se encuentra la
operacion basada en ofertas, que contrasta totalmente con la del actual mercado mayorista chileno;
aunque también poseen similitudes, ya que ambos tienen una gran componente hidraulica en su
sistema eléctrico. La idea detras de exponer este mercado, es intentar replicar las “buenas practicas”
y evitar errores durante el proceso de modernizacién o mejoramiento del mercado eléctrico nacional.

Siguiendo con el desarrollo, se evalla la eficiencia operativa de los productos que conforman
el mercado mayorista nacional, teniendo como punto de referencia la informacion sobre Nord Pool.
Aqui se identifican algunos de los problemas que tienen en jaque a la teoria marginalista basada en
costos auditados, los cuales se deben considerar a la hora de disefiar un nuevo modelo de mercado.

Una vez hecho lo anterior, se revisa la propuesta de la consultora ECCO Int., que tiene por
objetivos principales sugerir un posible disefio de mercado para Chile y guiar al CEN en su proceso
de perfeccionamiento del mercado, debido a la transicion energética. Dicha propuesta se analiza en
aspectos técnicos, relacionados al disefio y al proceso de implementacién, identificando posibles
debilidades o controversias presentes en las nuevas metodologias. Adicionalmente, se examina la
regulacion y la normativa vigente, en busqueda de posibles inconvenientes o barreras que signifiquen
contratiempos para la adopcién de un mercado eléctrico mayorista basado en ofertas.

En base al trabajo realizado, se exponen recomendaciones que podrian ayudar al CEN, en su
exploracién de diversas metodologias que contribuyan a mejorar la flexibilidad del mercado actual.
Ademas, se aplica la combinacion CfD y FTR en Chile, tomando de ejemplo la empresa Daza S.A.

Por ultimo, se reconoce que no existe una solucién universal, debido a la enorme dependencia
de las caracteristicas intrinsecas de cada sistema. Por lo tanto, de no considerar todas las variables, el

disefio a implementar puede no tener el éxito esperado. Ademas, depende de la politica de cada pais.
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8.2. Conclusiones

El estudio del actual mercado eléctrico mayorista evidencié que se requieren cambios
profundos en los procesos operativos y la incorporacion de nuevas metodologias que sean eficientes
y posean la flexibilidad necesaria frente a una matriz energética en vias de descarbonizacion y con
una penetracion de centrales ERV cada vez mayor.

En base al estudio del mercado mayorista Nord Pool, se obtuvieron los conocimientos
necesarios para entender herramientas que no existen actualmente en Chile pero que se buscan
implementar como lo son los FTR, CfD, un DAM basado en ofertas tanto de generacion como de
consumo, RTM, entre otros. La conclusion es que Nord Pool logré implementar exitosamente todas
las herramientas antes mencionadas, siendo un buen ejemplo para el CEN a la hora de elaborar futuras
reformas a la operacion del actual mercado eléctrico nacional, evitando errores técnicos 0 econdmicos
que podrian “costar caro”, y que también guie de cierta manera el correcto desarrollo de la regulacién.

El disefio propuesto por la consultora ECCO Int. para el CEN tiene varios lineamientos
interesantes, los cuales podrian otorgar al mercado la flexibilidad necesaria para funcionar
eficientemente con una matriz predominantemente renovable. Para ello, se deben adoptar una serie de
metodologias internacionales que, sin duda, marcaran un precedente en el funcionamiento del
mercado mayorista de electricidad. No obstante, el analisis realizado al disefio reveld que se necesitan
muchos cambios a nivel legislativo, normativo y técnico, para que las reformas tengan el éxito
esperado. Por lo tanto, la implementacion debe ser paulatina y cautelosa, con la finalidad de evitar la
mayor cantidad de errores en el proceso de adaptacion.

El estudio de la propuesta de ECCO Int. revel6 que el disefio presenta algunos “vacios”, 0
simplemente, deja a eleccion algunos puntos. Debido a lo anterior, se recomendd un total de 9
sugerencias que contribuyen a mejorar las condiciones habilitantes o facilitan la implementacion del
disefio propuesto por la consultora ECCO Int. en el mercado eléctrico nacional; apuntando a temas
técnicos, financieros y legislativos.

Los resultados de aplicar la combinacion CfD bidireccional y FTR en las transacciones de
energia entre Daza S.A. y sus clientes, demostraron que existe una suerte de cobertura “perfecta” del
riesgo financiero. La eficiencia se traduce en un seguro financiero que pueden tomarlo tanto los
clientes como las generadoras, el cual reduce la incertidumbre futura asociada al precio, a través de
garantizar un precio maximo y minimo de compra/venta de energia, esto sin importar la distancia
entre el nodo de inyeccion y el de retiro, siempre y cuando, el volumen de energia transmitido sea el

mismo que se estipula en el CfD y FTR, el volumen a utilizar esté restringido solamente por el
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consumo y la red. También hay que mencionar que la tecnologia de generacion que utilice la unidad
no altera la eficiencia operativa de la combinacion de CfD y FTR.

En base al anélisis realizado se concluye que una eventual transicion desde una metodologia
centrada en costos auditados a un sistema basado en ofertas no implicaria abandonar totalmente la
teoria marginalista, por el contrario, varias herramientas que se buscan implementar no interfieren
con los principios de dicha teoria. Lo ideal para Chile es realizar una transicion hacia una operacion
del mercado que se encuentre entre ambos extremos, apuntando a una operacién descentralizada del
mercado mayorista con nuevos productos, herramientas y actores. Todo lo anterior, daria como
resultado un modelo de mercado mas flexible, eficiente y representativo en los costos de produccion,
en contraste con el modelo actual, lo que fomentaria una mayor competencia entre los actores y daria

las sefiales mas cercanas a la realidad a los futuros inversionistas.

8.3. Trabajo Futuro

Como trabajo futuro se sugieren los siguientes temas:

o Analizar los cambios en la regulacion y los efectos en la competencia en el mercado de
generacion, al incorporar los PMDG con precio estabilizado al mercado de los PPA,
permitiéndoles vender su energia a los clientes regulados en el territorio nacional.

o Analizar la propuesta de reforma al actual mercado eléctrico mayorista elaborada por Vinken-
Dictuc® por encargo de la CNE, la importancia del anlisis radica en que la investigacion posee
los mismos lineamientos que la licitacion ganada por ECCO Int. para el CEN. Ademas, Vinken-
Dictuc analiza otros mercado eléctricos mayoristas, los cuales no se contemplan en la propuesta

de ECCO Int., por lo que se aportaria otra vision con nuevos componentes y caracteristicas.

%0 Vinken-Dictuc es una consultora nacional especializada y experimentada en investigacion avanzada.
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Anexo A. Explicaciéon de sistemas multiliquidacién en
mercados eléctricos

Un mercado de liquidacion mdaltiple es un mercado de electricidad organizado centralmente
en el que los productos fisicos de electricidad se compran y venden inicialmente sobre una base a
futuro y luego se liquidan de nuevo en relacion con la produccién y el consumo reales en el horizonte
operativo en tiempo real.

La liquidacion anticipada con un dia de antelacion es fundamental porque coordina cuestiones
técnicas y de costos que se resuelven mejor antes del periodo operativo. La mas importante de ellas
es aclarar de antemano la combinacion dptima de recursos que tienen distintos requisitos técnicos de
puesta en marcha y tiempo de funcionamiento. Algunas unidades necesitan ocho horas 0 mas para
estar listas para la produccion y otras unidades deben permanecer en funcionamiento durante un
tiempo minimo 0 maximo.

Uno de los aspectos clave del mercado diario que facilita el buen desempefio del mercado y
permite a los participantes cubrir los riesgos de manera eficiente es el comercio virtual. EI comercio
virtual implica comprar o vender energia en el mercado diario de manera financiera, lo que da como
resultado que la energia se venda o se vuelva a comprar en el mercado en tiempo real. Las
transacciones virtuales de oferta y demanda permiten a los participantes arbitrar las diferencias entre
los precios diarios y los precios en tiempo real. Las eficiencias descritas anteriormente se logran
cuando los resultados del mercado diario convergen con los resultados esperados en el mercado en
tiempo real. Las transacciones virtuales desempefian un papel importante al permitir que los
participantes en el mercado diario respondan a diferencias significativas de precios. La convergencia
se logra cuando los participantes arbitran estas diferencias.

A. Ejemplo con un Parque Edlico

El ejemplo de la Tabla A-1 busca ilustrar la alta variabilidad de las centrales de ERV respecto
de la prediccion del clima para conocer su produccion con certeza y como esto determina la adopcion
de posturas de compra-venta de energia en el mercado del generador y la carga. Donde se demuestra
gue mientras mas precisa es la proyeccion en el DAM, menor sera la exposicion al precio en el RTM;
en caso contrario, es fundamental tener una buena capacidad de respuesta rapida para cambiar el nivel
de suministro de energia que se entrega a la red. Ademas, se explica cdmo es el balance econémico
final tanto para la generadora como para la carga o consumidor final y el compromiso financiero a

firme que existe, lo que permite un trato simétrico para ambas partes y un sistema en equilibrio.



115

Acontecimientos para analizar la toma de acciones Dia antes de la entrega Dia de la entrega

100 MWh son vendidos en
la Subasta del Dia en
Adelanto.

20 MWh son comprados
en la Subasta intradiaria.

10 MWh son vendidos
durante la negociacion
continua del mercado
intradiario.

Tabla A-1. Acciones en el DAM y RTM a causa de la incertidumbre en produccion. Fuente: elaboracion propia.
B. Liquidaciones en el RTM (agrupando productor y cliente)

En laFigura A-1, se abordan las liquidaciones en el RTM tanto del cliente como del generador,
suponiendo que el precio en tiempo real es mas alto que el precio spot. Si un productor genera menos
que el contrato del dia anterior, tiene que comprar el delta de energia en el RTM para compensar el
déficit, la energia comprada se liquida por el precio en tiempo real. Si un productor genera mas que
el contrato del dia anterior, puede vender el exceso de energia en el RTM, la energia se liquida por el
precio spot. Si un consumidor usa menos que el contrato del dia anterior; por el contrario, consumir
menos es equivalente a producir, por lo que puede vender el delta no consumido en el RTM, la energia
se liquida al precio en tiempo real. Si un consumidor usa méas que el contrato del dia anterior, necesita

comprar energia adicional en el RTM, ese extra de energia se liquida por el precio en tiempo real.

»
»

price Wl Consume Bids

Real
time
price

}.\'pm B Produce EE5) Contract

Power (MW)
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time

J price

Produce Produce Consume Consume
Less More Less Mare

Figura A-1. Liquidaciones en el RTM. [40]

En conclusion, a la generadora se le garantiza el dinero por la cantidad de energia transada en
el DAM pero ante cualquier variacion debe comprar o vender en el RTM. El principio inverso
funciona para la carga. Cabe mencionar que el balance econémico final, se hace con los precios del
DAM o RTM, dependiendo de en donde se hace la transaccion de compra/venta. En definitiva, tener

un mercado eléctrico de multiliquidacion, ayuda a tener mas eficiencia y flexibilidad.
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Anexo B. CMgy PMM entre los ainos 2008 y 2024

La Tabla B-1 muestra los precios spot de energia mensual (se realizé un promedio del CMg
horario en USD/MWHh) y la Tabla B-2 muestra el precio medio de mercado (PMM), los datos fueron
extraidos desde la pagina web del CEN y de la CNE, respectivamente.

Las barras en analisis son: Tarapaca 220 kV, Atacama 220 kV, Cardones 220 kV, Quillota 220
kV, Pan de Azlcar 220 kV, Crucero 220 kV, Charrda 220 kV y Puerto Montt 220 kV. El periodo de
estudio contempla desde enero de 2008 hasta junio de 2024.

Barras de referencia
Fecha Crucero 220kV| Tarapacd 220kV | Pande Azucdr220kV | Charmia 220 kV | Cardones 220 kV | Atacama 220 kV | Quillota 220 kV | Puerto Montt 220 kV

enero-2008 201 206 262 246 271 156 246 255
febrero-2008 174 179 284 278 50 170 a7 o4
marzo-2008 168 174 322 335 313 164 325 351
abril-2008 184 199 282 P piixi 188 274 313
mayo-2008 230 237 258 238 260 X7 253 255
junio-2008 233 239 184 150 304 30 131 167
julio-2008 238 248 212 172 ] 38 186 180
agnsto-2008 200 295 153 116 160 283 140 133
septiembre-200& 240 245 187 74 186 233 132 BB
octubre-2008 188 1583 187 112 paiz] 182 154 136
nasiembre-2008 162 173 173 134 182 155 141 168
diciembre-2008 104 111 137 118 147 100 127 140
enero-2009 111 119 126 114 133 106 114 125
febrero-2009 ] o) 151 141 155 83 142 138
marza-20059 a1 a3 140 133 143 a3 133 139
abril-2008 105 103 130 131 136 101 120 137
mayo-2009 101 104 108 a2 117 93 g 110
junio-2008 118 122 121 10 13 115 108 110
julio-200G 123 125 113 B4 121 118 101 a2
agosto-2008 128 131 a5 i) 86 132 a5 BB
septiembre-200& 140 143 70 47 78 135 &7 &0
ociubne-210059 110 112 116 Bl 121 105 102 105
noviembra- 2008 120 123 a7 64 102 116 a0 81
diciembre-2008 L] ak a2 53 ag a3 85 g2
enero-2010 100 104 115 10 123 99 115 124
febrero-2010 148 152 147 137 152 145 134 147
marza-2010 144 151 136 123 140 140 133 138
abril-2010 143 143 134 133 139 140 133 134
mayo-2010 101 104 129 141 132 g9 138 145
junio-2010 120 123 139 153 142 118 147 154
julio-2010 113 116 130 145 134 110 135 145
agosto-2010 107 110 147 175 146 105 151 174
septiembre-2010 120 124 129 128 134 116 127 132
octubne-2010 108 111 129 130 135 106 121 141
noviembra-2010 123 126 129 135 134 10 i1 149
diciembre-2010 122 133 187 185 187 118 161 188
enero-2011 101 104 159 168 163 99 154 184
febrero-2011 45 ] 213 238 ] 95 218 ek
marzo-2011 118 132 234 253 243 116 235 ]
abril-2011 131 151 204 27 7 134 204 ]
mayo-2011 104 110 215 242 ] 103 221 251
junio-2011 126 153 199 251 185 124 202 248
julio-2011 75 a7 176 150 171 [ 181 145
agosto-2011 74 T 152 156 1449 73 154 162
septiembre-2011 a7 80 169 150 174 67 161 158
ociubre-2i011 104 107 143 B7 157 103 133 103
noviembre-2011 B4 86 183 105 196 a3 152 130
diciembre-2011 &5 133 213 158 ] 64 168 174
enero-2012 &4 1] 200 182 N3 63 182 197
febrero-2012 &7 Ol 186 182 178 ar 132 148
marzo-2012 78 &7 227 prvi:} 211 a8 232 34
abril-2012 112 128 254 265 ] 112 268 260
mayo-2012 112 127 221 248 185 113 248 33
junio-2012 132 140 211 106 214 133 143 111
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ulin-2012 T4 78 196 74 204 74 135 T8
agosio-2012 a7 63 175 163 172 68 153 155
sepltiembre-2012 7l 76 172 152 17E 72 153 155
octubre-2012 =) 72 196 170 200 69 175 177
moriembne-2012 B1 B4 206 181 205 a2 188 froek]
diciembre-2012 =4 a7 173 165 170 BS 175 122
eneno-2013 ] 101 126 116 136 g3 119 119
febreso-2013 =] 70 134 122 125 63 124 134
mazn-2013 =] 67 176 163 164 &5 173 175
abri-2013 =2 83 157 162 165 83 166 175
mayo-2013 78 208 209 03 74 211 210
Jumic-2013 T4 B0 235 234 233 74 242 23
pulin=2013 =2 83 2236 173 233 B2 232 152
agosio-2013 3 a1 133 126 1E4 B0 202 125
sepltiembre-2013 4 65 a5 B8 57 65 a3 =
octubre-2013 S0 g5 159 &7 183 30 &9 0
moriembne-2013 =2 35 131 &7 135 Bl &3 =
diciembre-2013 a5 93 96 7 59 35 a1 =4
eneng-2014 Ex] 96 L56 147 162 33 138 159
tebresn-21004 ] 101 137 124 133 g3 137 133
maezn-2014 73 78 191 1533 1B5 74 192 Z13
abri-2014 100 104 140 141 135 o1 141 145
mayo-2014 =5 B3 141 141 137 87 143 144
punio-2014 75 78 153 152 167 7 153 150
pubin-2014 =25 Bl 184 133 181 Bl 135 127
agosio-2014 51 63 70 54 EB 61 73 55
sephiembre-2014 a2 54 g1 a1 54 62 BB 55
ociubre-2014 51 62 30 &3 e Bl 76 73
monEmbne-2014 58 53 75 83 57 83 93
dciembre-2014 51 53 104 110 51 115 123
eneng-2015 ] 51 96 113 43 114 112
tebresn-200E 43 50 135 141 43 130 151
maezn=2015 &5 43 126 142 43 133 175
abri-2015 =2 54 115 136 53 134 157
mayo-2015 25 a7 151 154 45 152 175
punic-3015 75 78 Bl 83 50 76 BB B1
Julio-2015 =0 51 &5 54 EL 50 71l 51
agosto-2015% 53 61 48 a5 24 60 53 &
sephiembre-2015 L 58 33 2 35 57 41 Ead
octubre-2015 7l 75 36 a2 35 71l 35 35
monEmbne-2015 73 76 33 33 38 74 a7 35
dciembre-2015 50 51 ar 41 34 50 a3 ]
eneno- 2016 &5 43 47 48 42 43 43 e
ebresg-200E ] 43 43 56 39 48 56 =]
Mz n=2015 & 50 67 74 47 50 73 =5
abri-2016 52 54 47 50 38 52 51 L
maye-20165 73 7 38 42 33 72 a2 o0
punio-2015 B5 B3 85 103 ES B4 102 141
pubo=-2015 22 BE B3 33 51 B3 100 108
gosin-2015 & 52 a2 33 27 50 48 51
septiembre-2016 =] 66 38 a7 2B 54 a3 4T
ociubre-2016 47 43 a1l 48 23 45 48 52
morEmbne-2015 =0 62 a3 45 29 &0 a5 =0
diciembre-2016 0 B3 36 45 7 81 45 54
eneno-2017 51 63 a5 50 30 Bl 53 55
febresg-2007 &0 62 43 51 36 62 53 57
marzo-2017 57 53 65 B0 45 57 a1 ar
abril-:2017 51 53 a5 57 32 53 57 =]
mayo-2017 &0 62 45 52 30 62 61 &0
punio-2017 4 L1 57 92 38 56 92 85
pulio-2017 L] 43 42 51 3B 50 53 &
agosto-2017 a7 a7 51 53 a7 43 66 &2
septiembre2017 L] 43 33 43 32 51 50 L]
octubre- 2017 =] 53 a1 36 31 &0 a3 ar
rEiEmbe-2017 =] 61 38 3z 3z 61 34 Iz
diciembre-2017 55 57 a7 a3 38 57 a8 L]
enero: 2018 . 56 43 45 40 57 50 F]
tebreso-201E 42 e 47 52 35 e 53 55
marzn-2018 43 - 53 i) 41 43 3 -]
abri-2018 51 53 57 51 45 51 62 L]
mayo-2018 o5 58 B8 78 B5 57 78 -]
urin-20128 53 55 54 77 51 54 77 ]
ubn-2018 S5 58 56 65 54 56 &7 54
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agosin-2018 =] 61 654 21 &0 g1 =1
septiembne- 2018 = 56 51 57 54 58 50
pctubre-2018 55 57 52 52 55 55 51
ncviEmbe-2018 e 56 53 45 54 48 45
diciembre-2018 51 53 a8 51 51 53 o
enero: 2019 51 52 55 51 51 ] T4
fehresn-2005 51 52 55 &2 51 ] 14
marzo-2019 49 50 53 62 43 61 105
abri-2013 45 50 56 0 51 53 4
mayo-2015 51 53 55 66 51 53 56 55
uran-2019 45 a3 a3 51 45 48 52 439
ulin-2019 45 a7 a7 a8 47 45 48 &7
agosin-2019 50 52 50 50 45 51 51 45
=eptiembne 2019 a0 42 41 41 41 41 43 41
octubre-2019 == EC] 36 36 3E 38 a7 43
nowiembre-2015 Ead 34 32 34 33 3 34 35
diciembre-2013 34 34 a1 34 33 EE] 34 £l
enero: 2020 41 43 13 a0 38 A0 a0 45
fehresn- 20210 40 41 a0 42 41 13 437 55
M2z 0=2020 54 &7 72 &7 EE 63 o] T
abrit-2020 43 24 43 a4 42 42 az 4T
Ty 200 40 42 a0 a4 41 A0 43 44
D= 2020 41 43 43 42 41 42 41 41
i 200 31 a2 30 30 30 al 30 ]
2o tn=20E0 30 Jl 28 30 5 3n 30 23
seotiembre-2020 ) 29 28 28 7 28 28 =
octubre- 2020 e EL] 30 28 32 34 30 20
nicArEm bre=0E0 E 35 31 31 33 14 33 22
diciembre-2020 43 24 41 A0 41 42 a1 42
eners-2031 =0 52 54 57 53 52 58 =
tebreso-3031 -} 7 g1 83 Fi- ) i | 83 151
manzo-20271 -] T8 81 87 Fi- ] I7 g3 155
abril-:2021 71 73 i a2 75 73 76 130
mmayo-20E ] Fi-} | 80 a1 ri ) i | 3 108
urin-2021 a7 &8 66 65 EE &8 &6 a2
ulo- 2071 105 107 117 128 114 109 119 135
2o =301 ar 100 1086 127 103 58 110 130
septiembre-2021 47 a8 52 56 50 50 55 (=]
octubre-2021 43 a3 48 48 48 43 a3 149
reriEmbre-2021 a7 &3 53 0 E8 i} &3 207
diciembre-2021 -] 81 B4 BE B3 i | g7 Z11
enero: 20123 58 &3 57 74 ET 66 57 213
tebresn-3033 58 &3 57 &3 EE 66 56
Mz n-2022 j=x] g5 96 113 54 g1 38
abri-2023 102 104 116 128 106 o2 118
mayo- 20T a4 g7 38 100 a7 856 33
o= 022 125 193 191 196 185 185 195
- 2002 115 119 115 145 114 113 152
SEosto-2002 101 104 108 100 959 g8 110
sephembre- 2032 =2 BE 81 -] B2 B0 BE
octubre 2022 ==} a5 i &0 7B a2 58
noAniEmbre- 2002 108 111 100 83 103 o7 30
diciembre-2022 95 98 a3 :E] 50 92 a3
eneno- 2023 a5 a8 30 a0 - | 32 31
tebresn-3033 114 117 111 108 110 113 111
M2z 0= 202 1065 108 106 131 1044 83 130
abri-2023 108 111 110 130 107 101 130
maye-2023 105 109 103 122 107 100 120
Jy e ir] a3 95 a2 101 S H2 o2 =5
i30S 53 61 57 55 56 55 58 47
oS tn-20E3 53 55 51 a8 52 51 51 ]
septiembre-2023 53 55 a3 45 4E 50 50 2
pctubre- 2023 43 a5 41 33 41 42 41 35
norniEm bre=30E3 45 a7 a7 28 38 43 a7 3
diciembre-2023 45 a8 43 a2 44 47 a0 45
enerc- 2024 41 43 EE] a7 40 A0 40 i}
tebresn-3034 53 55 51 a3 51 52 51 101
iz o= 2024 =0 51 a8 a7 45 48 48 (1]
abril-2024 57 58 54 63 55 56 56 fa-]
=202 i} g1 g1 34 7B i | 30 94
urn-2024 4 55 52 47 51 53 53 5

Tabla B-1. Datos sobre el CMg de las barras. [61]



Feeha PMM SING PHM SIC PMM SEN
enarn-2008 44 48 43 81
Tebreng-2008 47,33 43,53
marza-2008 4307 43,81

abril-2008 51 78 45 45
m&ya- 2008 53,33 48,41
junio- 2008 52,268 50,81
julio-2008 52,90 52 80
agosta-2008 56,83 54,13
sepiiembre-2008 E1,78 52 83
actubire- 3008 68,71 52,85
noviernbre-2008 7787 52,19
diciambre- 2008 E4.20 51,66
enarn-2009 01,72 52,80
febreng-2000 B3 48 54,23
marza-2009 E:3,99 55,67
abril-»008 BiG, 86 57,10
maya-2009 E158 57,84
juinic- 2008 76,81 57,15
juilic-2009 75,15 57,35
Agasgto-2008 73,08 55,57
Sepliembne-2009 021 52,85
actubine-2009 B9, 60 50,18
noviembre-2009 E3,55 48,22
diciernbre- 2009 ED 21 AR BD
enern-2010 E8,77 45 40
febrens-2010 66,74 44 26
marza-2010 £3.86 43,00
abril-2010 50,95 43,58
maya-2010 E1.68 44 B3
juimico-2010 B4,34 46,53
julio-2010 BT 72 48 43
agogto-2010 E7,78 50,80
sepliembne-2010 (5,989 52,02
octubre-2010 B4.28 54,13
noviembre-2010 E2.78 56,07
diciambre-2010 E2,88 56,63
enern-2011 E2,75 56,60
febrens-2011 E2,41 56,02
marza-2011 E2,568 55,00
abril-2011 E367 54,51
maya-2011 B5,08 54,28
juimio-2011 B5,02 53,70
julio-2011 B4, 81 53,42
agosta-2011 B335 54 OF
sepiiembre-2011 E2,57 55,82
actubre-2011 E2.08 56,52
noviembre-2011 E0,568 56,25
diciambre-2011 E0,05 58,47
enern-2012 53,80 55,97
Tebreng-2012 60,37 58,30
marza-2012 E1,40 57,85
abril-2012 60,25 56,11
maya-2012 50,14 55,67
junic- 2012 5770 55,12
julio-2012 55,82 55,35
Agogto-3012 56,22 568,27
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sepiiembre-2012 57.18 56,21
actubre-2012 58,54 55,61
noviemnbre-2012 5 A5 54 40
diciernbre-2012 5,74 53,32
ener-2013 52,32 53,04
tebrarg-2013 51487 53,54
mara-2013 51,99 53,35
abril-2013 52,58 52,13
mapt-2013 53,07 50,87
junic-H01% 51,83 50,28
julio-2013 51,98 49,88
agosto-2013 51,27 52,11
sepliembre-2013 50,35 54 54
actubre-2013 50,05 55,87
noviembore-2013 43,35 56,54
diciemire-2013 49 18 54,40
anern-2014 43,21 51,72
Tebrang-3014 43,70 48,70
marza-2014 50,78 48,82
abril-2014 52,71 50,70
m&ya-2014 55,47 52,85
junio-2014 58,28 55,68
julio-2014 57,71 56,42
Aposto-2014 58,37 56,03
sepiiembre-2014 57,74 58,07
octubre-3014 &R 82 59,14
noviembre-2014 58,98 6,44
diciermbre-2014 53,57 60,57
ener-2015 58,25 58,22
tebrern-2015 58,63 57,56
marza-2015 5793 58,23
abril-2015 56,86 58,7B
mapd-2015 56,82 82,23
junic-H015 548,48 62,71
julio-2015 55,43 62,60
agosto-2015 54 99 62,84
sepliembre-2015 55,68 62,38
actubre-2015 56,20 62,10
noviembore-2015 57.81 61,41
diciernbre-2015 58,82 61,85
anern-2016 57,58 60,86
tebrarg-2016 57,52 61,14
marza-2016 56,31 B1,2%
abril-2016 53,71 61,53
m&p0-2016 51,94 61,82
junic-2016 5277 61,80
julio-2016 51,88 60,20
Aposto-2016 51,94 65,08
sepiiembre-2016 51,68 64,47
actubre-3016 52,78 63,73
noviembre-2018 52,04 63,00
diciermbre-2018 51,42 62,82
enef-2017 5217 82,22
Tebrern-2017 51,94 61,82
marza-2017 5324 62,10
abril-2017 541,66 61,87
map-2017 57.11 62,04
junio-H017 53,18 62,01
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julin-2017 60,05 82,16
agosto-2017 59,50 62,02
septiembne-2017 58 19 52 43
octubre-2017 56,96 63,18
noviembre-2017 55,62 63,52
diciembre-2017 52,19
anern-2018 62,17
tebrera-2018 61,95
marzg-2018 62,27
abril-2018 61,22
miayo-201E 60,52
junio-2018 50,62
julio-2018 50,11
agosta-2U18 50,40
gepiiembre-2018 80,56
octubne-301E g1 88
noviemire-2018 63,41
diciembre-2018 84,72
anern-2019 65,30
Tebrero-2018 65,30
marza-2019 65,32
abiril-2019 68,46
mayo-2018 67,84
junio-2019 69,08
julin-2013 69,79
agosta-2018 68,85
gepiiembre-2019 68,32
octubre-2019 67,73
nowviembre-2019 67,87
diciernbre-2013 68,64
SNern-2020 68,78
Tebrera-2020 63,31
maErRa- 2020 69,71
abril-2020 71,43
miayo-2020 72,62
junic- 3020 72,62
julin-2020 74,13
AgOsta-2030 74,21
gepiiemibre-2030 73,56
octubre-2020 73,71
noviemire-2020 74,66
diciembre-2020 74,97
ansrn-2021 74 4B
Tebrerg-2021 74,15
marza-2021 73.58
abril-2021 7153
mayo-2021 71,08
junio-2021 69,60
julin-2021 69,07
aposta-2021 69,27
gepiiemibre-2021 69,98
octubne-2021 70,83
nowdembre-2021 72,26
diciernbre-2021 74,78
anern-2022 76,12
Tebaera-2022 77,832
marzg-2022 79,47
abril-2022 79,44
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mayo-2022 80,61
jumio-2022 79,40
julio-20232 70,41
aECIS.I:ﬂ-E':].EE 81,B1
gepiiembre-2022 82,76
actubre-2022 8B BE
noviernbre- 2022 BE,BE
diciembre-2022 91,74
enern-2023 95,08
Tebrero-2023 96,04
marzo-2023 96,57
aoril-2023 94,50
mayo-2023 35,16
junio-X023 93,18
julio-2023 104,50
agosto-223 105,14
gepiiembre-202Z3 103,38
actubire-2023 102,00
noviemnbre- 2023 102,20
diciermbre-2023 10:3,08
enern-2024 103,408
Tebrerg-2024 102,113
marzo-2024 102,10
abril-2024 102,272
mayo-2024 103,263
junio-2024 104,029

Tabla B-2. Datos del PMM. [61]
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Anexo C. Comparacién técnica entre mercados de
EE.UU. y Europa

En este Anexo se presenta la Tabla C-1, que es una comparativa sobre las caracteristicas mas

relevantes que conforman los mercados energéticos mayoristas en EE.UU. y en Europa. La

comparacion abarca el disefio general del mercado mayorista, el rol de las generadoras, el manejo de

la transmision y el procesamiento de ofertas.

En EE.UU., el enfoque esta en CAISO; mientras que en Europa, esta en los paises nordicos.

item Caracteristica EE.UU. (CAISO) Europa (paises nordicos)
Particiacion en el mercado Obligatorio Voluntario o abierto
InteramuFL .e,ntre operadores Estan fusionados en una sola entidad Son organizaciones independientes
L. de transmision y de mercado
Diseiio del p P — ;

mercado mavorista Operador de transmision Operador vinico Operador por pais

T Propiedad Priblico Piiblico
Operador del mercado Pool de energia tinico Miltiples bolsas de intercambio de energia

Mercado de capacidad Existe No existe

Rol de las
centrales
generadoras

Tipo de oferta en el DAM

Ofertas de 3 partes: Costo de puesta en

marcha v sin carga, costo a minimo
técnico v carga incremental

Ofertas de una sola parte basadas en
precios que contienen precio v volumen de
energia

Ofertas en blogue

No aceptada

Aceptada

Datos solicitados en el DAM

Limites de funcionamiento v rampa v los

tiempos minimos de subida v bajada

Estén implicitos en la oferta

Programacion del generador y
comisionamiento

Parcialmente automdatica
Mercado RUC v mercado intesrado

Automatica

Manejo de la
capacidad de
transmision

Meétodo de asignacion de
capacidad de transmision

FTR que se subastan explicitamente en

un mercado FTR

CfD que se utilizan para los intercambios
bilaterales interzonales

Meétodo de calculo de la
capacidad de transmision del
DAM

Precios marginales semin ubicacién

Acoplamiento de mercado basado en flujo

Meétodo de asignacion de
capacidad de transmision del

Uso del modelo completo de red

Subasta implicita de capacidad interzonal

DAM
Restricciones en la red de n Se tienen en cuenta tanto las restricciones
L Pueden diferir para cada nodo . .
transmision interzonales come las infrazonales

Procesamiento de
las ofertas

Funcion objetivo

Minitmizacion de los costos generales

Maximizacion del bienestar social

Tipo de mitigacion del poder
de mercado

Ex-ante v Ex-post

Ex-post

Algotritmo de optimizacion SCUC EUPHEMIA v XBID
Tipo de precio Precio nodal (LMP) Precio zonal mediante agregacion de nodos
Ofertas virtuales Existe No existe
. C e . - ) Optimizacion mediante acoplamiento de
Proceso de optimizacidn Co-optimizacion de energia v reserva precios

Tabla C-1. Comparacion modelos de mercados mayoristas. Fuente: elaboracién propia
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Anexo D. Mercado de la energia en Chile

Este mercado esta conformado por las empresas eléctricas propietarias de centrales
generadoras cuyas unidades son despachadas por el coordinador para cubrir los requerimientos de la
demanda de energia. La energia despachada que los generadores venderan en este mercado tiene dos
clasificaciones: energia de mercado spot y energia vendida a consumidores finales y/o a empresas
distribuidoras con contrato de suministro.

Como resultado del equilibro de demanda-oferta, con la realizacion del despacho econémico
de unidades generadoras, el CEN da a conocer el costo marginal del sistema en délares por MWh.

La Figura D-1 resume de forma basica el esquema de funcionamiento entre los generadores en
el mercado eléctrico mayorista en Chile. En el caso de los contratos bilaterales financieros, sefializado
con lineas rojas, representan contratos que se definen mediante negociacion directa y libre entre las
partes, es decir el G1 con el Cliente Libre 1, mientras que las lineas azules representan contratos que

son regulados, como se puede ver en el diagrama, el G3 y G1 con la empresa distribuidora.

Cliente

Libre 1
M e H

L Cliente
CEN Mercado de Distribuidor
Contratos
Mercado .
Bilaterales
Cliente
Libre 3

Spot ) .
P Financieros

G: B

=== Contrato Regulado
==y Contrato Bajo Negociacion Directa
===y Compra o Venta al Mercado Spot

Figura D-1. Funcionamiento del mercado eléctrico chileno. [20]

D.1. Prediccion de la demanda y predespacho

En Chile, lademanda se estima con una semana de anticipacion. Todos los miércoles se entrega
la prediccion de la demanda para los préximos siete dias (Programacion de Corto Plazo). Esta
prediccion se realiza en base al perfil de consumo del dia, condiciones climaticas, hora de demanda
méaxima, eventos sociales, estacion del afio, etc.

Una vez estimada la demanda, para poder suplirla, se debe seleccionar las unidades més baratas

y disponibles para un posterior despacho. Este proceso de seleccion se conoce como predespacho de
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unidades y se realiza cada una hora. En la estructura pool, todos los generadores entran a una lista de
unidades disponibles por obligacion. Es decir, si la unidad estd operativa, sin fallas, y con
disponibilidad de combustible primario, ésta se encuentra obligada a comunicarle al operador que se
encuentra habilitada.

Los estados de la maquina se suelen clasificar como apagado, banking, encendido a minimo
técnico y encendido a maximo técnico. Considerando lo anterior, en el problema del predespacho se

tiene la siguiente funcién objetivo (ecuacién D.1), que representa los costos de despachar una unidad.
H Ny
F(P,) = ) ) (hCH(BE) + CSUA(SE) + CSDy) (0.1)

h=1n=1
Donde,
h: indice que representa cada una de las horas en analisis.
n: Indice que representa cada una de las unidades del sistema.
Ny NUmero total de unidades del sistema.
ul': Valor dicotdmico que es 0 si la unidad esta apagada y es 1 si la unidad esta encendida.
Cr(PM): Representa el costo de operacion de una unidad generadora, es constante para
operacién en banking y es cuadréatica en funcion de la potencia en otro modo de operacion.
CSU,(SM): Costo de encendido de una unidad generadora, es lineal en el tiempo para partida
en banking y de tipo exponencial para partida en frio.
CSD,,: Costo de apagado de una unidad generadora, es constante.
Cabe mencionar que el predespacho todavia no da la solucién 6ptima para cubrir efectivamente

la demanda, para que ello se debe ajustar con el despacho en tiempo real.

D.2. Despacho economico de unidades

El despacho de unidades generadoras en el SEN es realizado por el CEN como resultando de
una planificacion en base a la ecuacién de equilibrio de la potencia (ecuacion D.2), lo que lleva a una
operacion a minimo costo del sistema, considerando las limitaciones y restricciones pertinentes.

k=1Pc —P,.—Pp =0 (D.2)

Donde,

P;: Potencia generada.

P, Potencia que representa las pérdidas en la linea de transmision.

Pp: Potencia demanda por el sistema o puede considerarse como retiros efectuados.



126

La funcion de costos de produccion total se representa en la ecuacion (D.3).

Fr = Xk=1Fy (D.3)

Al trabajar con las ecuaciones (D.2) y (D.3) se obtiene la ecuacién (D.4), que representa el
costo marginal de produccion.
1=2m 1

oPg 1_3% (D4)
Por un lado, el factor en paréntesis corresponde al factor de penalizacion, el cual valoriza la
pérdidas relacionadas con la transmisién de esa unidad de energia adicional que se inyecta al sistema
eléctrico, cuya incorporacion de este factor en el programa de despacho favorece la Optima

distribucion de la energia demanda en el sistema entre las generadoras disponibles.

oFr

Por otro lado, el término —-
0Pg;

expresa el costo de produccidn de esa unidad adicional que se

incorpora al sistema con la salvedad que asume las pérdidas iguales a cero.

La optimizacion del despacho econémico determina el costo marginal por hora (precio spot)
para cada barra en el sistema, sean estas de inyeccion o retiro, tomando en consideracion para el
proceso de solucidn la barra de referencia.

La operacion més economica se logra mediante el despacho de unidades por orden de mérito
basados en los costos (teoria marginalista), es decir se realiza un orden creciente segun el costo de
generacion hasta lograr cubrir la demanda que requiere el sistema en una hora determinada. A modo
de ejemplo: las unidades con menor costo variable en sus produccion tales como las centrales

fotovoltaicas y e6licas son las primeras en ser despachadas.

D.3. Mercado spot

En el mercado spot sélo existen transacciones entre generadores, es decir entre excedentarios
y deficitarios, segun sea la configuracion que se genere entre hora y hora de operacién. Puede darse
el caso que un generador solamente venda en este mercado como es el caso de G2 (Figura D-1).

Aquellas unidades generadoras que por el despacho econdmico resultan con una generacion
mayor a la comprometida por contrato con sus clientes (empresas excedentarias) venden esa energia
excedentaria en el mercado spot, y aquellas que por el despacho en tiempo real tienen una generacion
inferior a la contratada con sus clientes (empresas deficitarias) deben comprar energia en el mercado
spot. De esta manera se realiza el balance de energia y potencia hora a hora. Las transferencias fisicas

y monetarias (ventas y compras) son determinadas por el coordinador del sistema, y se valorizan, en
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el caso de la energia, en forma horaria al coste marginal (CMg) de la barra en que se inyecta o se retira
energia (Decreto N°52, 2018). En el caso de la potencia, las transferencias son valorizadas al precio
de nudo de la potencia que fija la CNE cada seis meses (Decreto N°62, 2007). Un MWh generado
bajo cualquier tipo de central es idéntico, por lo tanto se considera un producto homogéneo esto a

efecto de las transacciones econémicas entre los generadores.

D.4. Mercado de contratos

Los contratos son confidenciales, ya que contienen informacién técnica como punto de
conexion y medidas, potencia contratada e informacion comercial como el precio de la energia y
potencia, pero esta informacion debe ser entregada al Coordinador del sistema para su administracion
y célculo del precio medio de mercado. En el mercado de contratos se establece una obligacion de
suministrar y una obligacién de comprar a un precio predeterminado donde normalmente oferta el
generador, y esta oferta dependera de la disponibilidad de potencia y del costo variable de combustible
que le corresponda [15].

Los contratos son formalmente financieros, es decir, el generador hace el ejercicio de comprar
en el mercado spot para vender en el mercado de contratos, estando o no la unidad generadora en

servicio o despachada como se conoce en el &mbito técnico operacional.

D.5. Balance financiero de generadoras

Se debe considerar que todos los consumos se encuentran previamente contratados sea de
clientes libres o regulados a través de contratos financieros bilaterales, donde cada empresa
generadora “g” debe realizar su balance, tomando en cuenta los ingresos en el punto de inyeccion, los
retiros de energia para sus clientes y el pago de los clientes por concepto del consumo de energia,
amparado en el contrato bilateral existente, el balance siempre considera los costos variables de
generacion ocurridos durante el tiempo medido.

A continuacion, se muestra la ecuacion general de balance financiero entre generadores y

consumidores, la cual se representa en la ecuacion (D.5).
BF} = PGJ (PS — CVGy ) + XNy (PLyy - (CFBy, — PSE)) (D.5)
Donde,
BF,': Balance Financiero del generador “g” en la hora “h.

PGJ: Potencia del generador “g” en la hora “h”.
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PSgg: Precio spot de inyeccion del generador “g” en la hora “h”.
CVGy: Costo variable de generacion del generador “g”.
PLZn: Potencia cliente “n” en la hora “h”.

CFByy: Precio contrato bilateral financiero entre generador “g” y cliente “n”.

PS: Precio spot (CMg) en la barra de retiro del cliente “n” en la hora “h”.

A modo de ilustrar lo anterior, se presenta la Figura D-2 que es un ejemplo de elaboracion propia.

PS1

PL21
CBF21

Sistema de transmision
PL2
CBF22

PS2

Figura D-2. Balance financiero generadores asociado a energia. Fuente: elaboracién propia.
D.6. Curva de duracion de carga

Esta curva representa un orden decreciente de la potencia demandada horaria a lo largo de un
afio. El area cubierta por la curva de duracion de carga es la energia consumida en el durante el afio.

La Figura D-3 muestra un ejemplo, donde la potencia maxima demandada esta al principio de la curva.

Potencia

P(t)

8760 Horas

Figura D-3. Curva de duracion de carga. Fuente: elaboracion propia.

Segun la funcion que desempefian dentro del sistema, las centrales se clasifican en 3 grupos:

e Central de base: estan sometidas a variaciones de carga muy limitadas. Zona inferior

de la curva de duracion de carga.
e Central de punta: cubren la zona asociada a la punta de la curva de duracién de carga
(horas de mayor demanda). Son centrales que poseen un alto ramping y cycling.

e Centrales de reserva: sirven para sustituir total o parcialmente. Son de uso intermitente.
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Anexo E. Mercado de la potencia/capacidad en Chile

E.1. Potencia de suficiencia

La definicion de suficiencia se toma en un ambito operacional como la habilidad del sistema
eléctrico de cubrir la totalidad de la demanda y de forma continua, considerando ciertas problematicas
como salidas programadas del sistema de centrales por mantenimiento u otor motivo y no
programadas de centrales por falla, tiendo alguna cuota razonable de anticipacion para afrontarlos
eficientemente.

La potencia de suficiencia se define en el decreto n® 62 como “la potencia que una unidad
generadora aporta a la suficiencia de potencia del sistema o subsistema”. Esta se le asigna a cada
unidad generadora en funcion de la incertidumbre asociada a la disponibilidad del insumo principal
de generacién (combustible) y la indisponibilidad forzada de la unidad generadora en conjunto con
sus instalaciones que la conectan con el SEN.

Esta potencia tiene como finalidad reconocer el aporte de la unidades para cubrir la demanda
del sistema en horas de punta mas pérdidas y reserva, para ello valoriza esos aportes a precio nudo de
corto plazo de la potencia, este pago ayuda a que se vuelva rentable las inversiones en las unidades,
en conformidad con la teoria marginalista. La metodologia que permite determinar la potencia de
suficiencia respectiva de cada unidad, se encuentra en la Norma Técnica de Transferencia de Potencia
entre Empresas Generadoras.

El precio de la potencia lo fija la CNE mediante un informe. El precio nudo se asocia a cuanto
cuesta construir la central de la tecnologia méas cara en su instalacion, con el objetivo de dar
rentabilidad en la instalacion a todo tipo de centrales de generacion. En Chile, existen 3 zonas para el

calculo del precio nudo de potencia (Tabla E-1).

N° Zona cubierta Barra de referencia
1 Instalaciones del ex SING hasta subestacion Almagro 220 [kV] Lagunas 220 [kV]
2  Entre las subestaciones Almagro 220 [kV] y Cautin 220 [kV] Nogales 220 [kV]

3 Entre las subestaciones Ciruelos 220 [kV] y Chiloé 220 [kV] Puerto Montt 220 [kV]
Tabla E-1. Zonificacion para el calculo de precio nudo. Fuente: elaboracién propia.

Segun el decreto supremo 62 establecido en la LGSE, la potencia de cada unidad generadora
se escala en base a distintos parametros para obtener la Potencia de Suficiencia Definitiva. EI proceso

que se realiza se muestra en un esquema de elaboracion propia (Figura E-1).
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¢ Disponibilidad del Combustible + Mantenimientos mayores s Parametros de ajuste sistemico
+« Consumos propios
+ IFOR

Figura E-1. Proceso de calculo de la potencia definitiva. Fuente: elaboracion propia.

E.1.1 Asignacion de la potencia inicial

La asignacion de potencia inicial para cada tecnologia se describe en el DS °62. El célculo de
potencia inicial depende directamente de la potencia maxima y la disponibilidad del insumo principal
y alternativo de generacion de cada unidad (combustible, agua, viento, sol, entre otros). Se entiende
como insumo de generacion la materia prima o fuente primaria de energia, que posteriormente se
transforma en energia eléctrica.

Para conocer la disponibilidad del insumo de generacion se utiliza como base informacién
estadistica acorde a los diferentes tipos de centrales. En el caso de centrales térmicas corresponde a la
menor disponibilidad de combustible anual de los tltimos cinco afios. Para centrales solares o eolicas
se utiliza el minimo entre el peor factor de planta anual de los Ultimos 5 afios o el factor de planta
promedio de las 52 horas de maxima demanda del afio anterior al afio de calculo. Con respecto a
centrales hidroeléctricas se utilizara la informacién correspondiente a los dos peores afios hidrologicos
de menor energia afluente en la estadistica disponible.

El DS N°70 en su Articulo 31, establece para una unidad generadora que posea capacidad de
respaldo, su potencia inicial se determinara de acuerdo a la expresion de la ecuacion (E.1). Ademas,
el DS N°70 en su Articulo 37, establece que la potencia inicial de cada instalacion se determinara a
partir de la expresion dada en la ecuacion (E.2).

Piniciar = min{Pméxp; Pmaxp - DIP + Pmax, - (1 — DIP) - DIA} (E.1)

Donde,

DIP: Menor disponibilidad media anual del insumo principal de la unidad generadora, para los

ultimos cinco afos anteriores al afio de calculo.

DIA: Menor disponibilidad media anual del insumo alternativo de la unidad generadora, para

los ultimos cinco afios anteriores al afio de calculo, en los periodos en los que no se dispone

de insumo principal para dicha unidad generadora.

Pmaxp: Potencia méxima asociada al insumo principal de la unidad generadora.
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Pmax,: Potencia méxima asociada al insumo alternativo de la unidad generadora.

Piniciar = Dpunta_sist - Dpunta_SA (E_2)

Donde,

Dpunta_sist:- Demanda promedio de los 52 mayores valores horarios de la curva de carga anual

del sistema.

Dpunta_sa- Demanda promedio de los 52 mayores valores horarios de la curva de carga horaria

equivalente del sistema.

Finalmente, el DS °70 establece la potencia inicial de un SAE o de la componente de
almacenamiento de una central renovable con capacidad de almacenamiento, correspondera a la
multiplicacion entre la potencia méaxima de dicha componente o sistema, y el porcentaje de
reconocimiento de potencia inicial, determinado de acuerdo a la Tabla E-2.

Cabe sefialar que, los porcentajes de reconocimiento presentes en la Tabla E-2, que son usados
para el calculo de la potencia inicial, tienen una duracion de 10 afios desde la entrada en vigencia del
DS °70, es decir, como la publicacion del DS °70 fue en junio de 2024, el periodo de validez de dicha

tabla finaliza en junio de 2034.

[ Cantidad de Horas de Almacenamiento (horas-); ::_Fiorcentoje de reconocimiento

<1 0%
} 1 | 36% R
} 2 ' 65%

3 | 85% |
| 4 _ 98% |
| 25 100% |

Tabla E-2. Porcentaje de reconocimiento de SAE. [57]

E.1.2 Asignacion de la potencia preliminar

En concordancia con el Articulo 49 del DS °62, para el calculo de la potencia de suficiencia
preliminar la metodologia la determina el coordinador. La potencia inicial utilizada para él calculo de
la potencia preliminar correspondera al minimo entre la potencia inicial descrita anteriormente y la
potencia equivalente, la cual se especifica en la Norma Técnica °62 y se calcula en base a los estados
deteriorados de la unidad.

Dentro del analisis es importante citar el Articulo 54 del DS °62 el cual establece que: “La
indisponibilidad forzada de una unidad generadora incorporard todos aquellos eventos en que la
unidad generadora no esté disponible debido a la indisponibilidad de las instalaciones que la conectan
al Sistema de Transmisién o Distribucion, segin corresponda. Del mismo modo, la indisponibilidad



132

técnica de las instalaciones dedicadas al abastecimiento del Insumo Principal o Alternativo, internas
0 externas a las instalaciones de cada unidad generadora, asi como la indisponibilidad de las
instalaciones hidraulicas, se imputaran a la indisponibilidad forzada de la unidad generadora. En
virtud de lo anterior, las instalaciones antes mencionadas deberan entenderse parte integral de la
unidad generadora para efectos de computar la indisponibilidad forzada. Aquellos eventos o
contingencias externas que se produzcan en instalaciones de generacion, transmision o distribucion
que no estén asociadas a la Unidad Generadora, no se computaran con cargo a la indisponibilidad
forzada de la unidad” [23].

En conformidad con el Articulo 52 del DS °62, se tiene que “La indisponibilidad forzada sera
calculada en base al tiempo en que la unidad generadora estuvo en operacion y el tiempo en que la
unidad generadora estuvo indisponible, para una ventana movil de 5 afios consecutivos, durante todas
las horas de cada afio.” El pardmetro de indisponibilidad forzada, de ahora en adelante e

indistintamente IFOR, se expresa en base a una serie de estados operativos (ver ecuacion E.3).

n— Y
IFOR - Ton'Toff (E3)

Donde,

Tozf - Tiempo medio acumulado en que la unidad generadora se encuentra indisponible.

T, Tiempo medio acumulado en que la unidad generadora se encuentra en operacion.

E.1.3 Determinacion de la potencia de suficiencia final

La potencia de suficiencia definitiva se calcula en base a la potencia preliminar y un factor de
ajuste a la demanda, Unico para cada subsistema, sin que se perjudiquen los intereses de ningun
participante. El factor de ajuste dependerd Gnicamente de la demanda méxima de cada subsistema y
de la potencia preliminar total de este.

Luego, de la determinacion de la potencia de suficiencia final o definitiva (PSF), se debe
ordenar las unidades por propietario, por lo tanto la suma de las PSF de cada una de sus unidades, lo
que representa la cantidad de potencia confiable que puede vender. Con lo anterior en mente, se
asocian los contratos de suministro a cada uno de los proveedores. En este punto, se compara la suma
de las PSF con la suma de las potencias comprometidas en los contratos. Arrojando 2 categorias
dependiendo del resultado, si la suma de las PSF de todas las unidades que posea un proveedor
arbitrario es mayor que la suma de todas las potencias comprometidas en cada uno de sus contratos,

entonces se denomina generador excedentario; en caso contrario, se le denomina generador deficitario,
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por tanto este generador debe comprar potencia al excedentario. En el caso que la comparacion sea

equivalente significa que el generador satisface todos sus contratos con margen nulo.

E.2. Indicadores de suficiencia

Para conocer la suficiencia presente en el sistema se emplean métricas que consideran
caracteristicas del sistema como son las fallas, variaciones en la demanda, variaciones en la

generacion, entre otros. Las métricas mas destacadas son el LOLP, LOLE y ENSS.

E21 LOLP

La probabilidad de pérdida de carga (en inglés: Loss of Load Probability) es una métrica que

indica la probabilidad de que la generacion presente en el sistema no cubra a la demanda en el

mismo instante de tiempo (usualmente en ventanas de una hora), debido a indisponibilidades en

la generacion [15]. Matematicamente se define como la ecuacion (E.4).

LOLP; = Prop{G; < D¢},Vt =1,2,....T (E.4)

Donde,

G,: generacion total disponible en el tiempo t.

D;: demanda total en el tiempo t.

La funcién de probabilidad utilizada para el célculo del LOLP requiere de informacion

estadistica del sistema eléctrico, tales como la indisponibilidad de las unidades de generacion (se
utiliza el indice IFOR), la disponibilidad del combustible o insumos de generacion variables (en

centrales edlicas y solares) y los perfiles de demanda futuros.

E22 LOLE

La pérdida de carga esperada (en inglés: Loss of Load Expectation) es una métrica que muestra
una estimacion del tiempo durante el afio, donde se espera que el sistema no cubra la demanda (puede

ser en formato numeérico o en porcentaje) [15]. Matematicamente se define como la ecuacion (E.5).
T

T
At
LOLE [h] = z At - LOLP, 0 LOLE [p.u] = Z T LOLP, (E.5)
t=0

t=0
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E.23 ENSS

La energia esperada no suministrada (en inglés: Expected Energy Not Supplied) es una métrica
que corresponde a una cuantificacion energética de la falta de suministro en un periodo de tiempo

(profundidad de la falla). Matematicamente se define como la ecuaciéon (E.6).

T
ENSS = z At - LOLP; - PNS, (E.6)
t=0
Donde,

PNS: Corresponde a la potencia no suministrada en el tiempo t.

E.3. Margen de Reserva Teorico (MRT)

La definicion del margen de reserva teorico, segun el Articulo 61 del DS °62 de 2006 es “El
margen de reserva tedrico 0 minimo sobre equipamiento en capacidad de generacidén que permite
abastecer la potencia de punta en un sistema o subsistema eléctrico con una suficiencia determinada,
dadas las caracteristicas de las unidades generadoras y de los sistemas de transmision del sistema
eléctrico, sera determinado conforme a lo establecido en este reglamento”.

La funcion que representa al MRT se compone del margen de potencia (MP), donde el MP
corresponde al cociente entre la suma de las potencias iniciales de las unidades generadoras y la

demanda de punta del sistema [23]. Lo anterior se muestra en las ecuaciones (E.7) y (E.8).

MP — .
MRT = {15% — [ 0.05 ],Sl MP < 1.25 E)
10%, siMP > 1.25
MP = ?’:1 Pinicial (E.8)
Dpunta

E.4. Remuneracion por potencia o capacidad

El célculo del precio basico de la potencia de punta se hace mediante la ecuacion (E.9) y
representa el costo de marginal incremental al sistema de abastecer en las horas de punta. Se puede

apreciar que esta ponderado tanto por el MRT como por el factor de pérdidas respectivo.
Ppot = [(CTGFRCT + CSEFRCSE + CLTFRCLT) " CF + Cfl]O] " (1 + MRT) " (1 + FP) (Eg)

Donde,

Cr¢: Costo unitario de la unidad generadora para el respectivo proyecto.
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FRCy: Factor de recuperacion de capital de la inversion de la unidad generadora.

Cse: Costo unitario de la subestacion eléctrica del proyecto.

FRC,g: Factor de recuperacion de capital de la inversion de la subestacion eléctrica.

C.r- Costo unitario de la linea que conecta la subestacion del proyecto con la de referencia.

FRC,r: Factor de recuperacion de capital de la inversion de la linea de transmision.

Cr: Costo financiero.

Crijo- Costo fijo de operacion y mantenimiento.

¢COomo se remunera a inicio de afio a las centrales si la demanda ocurre durante el afio? Al
tener presente que la demanda maxima aln no se conoce, se realiza un estudio previo el Gltimo
cuatrimestre del afio para el afio siguiente, con el fin de proyectar la disponibilidad de cada central y
poder efectuar un pago de tipo provisorio, que posteriormente se recalcula a fin de afio y se reajusta

el monto pagado de forma preliminar [23]. El pago por capacidad incentiva las inversiones al aumentar
y estabilizar los volatiles ingresos de los generadores del mercado energético.
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Anexo F. Mercado de los SSCC en Chile

Si bien la energia es el producto primario que se transa en el mercado eléctrico y por el cual
se desarrolla la actividad de generacion, existen otros servicios que estos agentes prestan al sistema
como, por ejemplo, la suficiencia que dice relacién con el mercado de la potencia y todos aquellos
productos que aportan seguridad al sistema. Estos dltimos son denominados servicios
complementarios.

El concepto servicios complementarios fue introducido en la legislacién el afio 2004, por
media de la Ley Corta 1. Los servicios auxiliares constan de varias reservas necesarias para
proporcionar equilibrio de carga, regulacion de frecuencia de estabilidad de voltaje, capacidad de
rampa y confiabilidad general. La mayoria de los servicios auxiliares pueden ser proporcionados por
todas las unidades de generacion, ya sea como productos distintos adquiridos por el operador del
sistema a través de mecanismos de mercado o como una obligacion de autoabastecimiento de reservas
que da al operador del sistema cierta libertad para controlar la produccién de las unidades.

La importancia de los SSCC se vio incrementada al con las centrales ERNC, puesto que estas
tienen una limitada o nula capacidad de aportar a la respuesta dindmica del sistema eléctrico
(regulacion de frecuencia y tension). Considerando que actualmente se requiere bajar la produccion
de las centrales térmicas durante gran parte del dia, se reducira la respuesta dinamica del sistema, con
lo cual se deteriora la calidad de servicio y aumenta el riesgo de desconexiones parciales o totales
(blackout). Por lo tanto, se muestran las categorias existentes y el mercado que los involucra. La

implementacion de los SSCC se realiza mediante procesos de licitacion competitivos.

F.1. Categorizacion de los SSCC

La ley establece un esquema en que la CNE determina anualmente, luego de una propuesta
entregada por el CEN que sefiale los servicios que el sistema eléctrico requiere, la definicion de los
SSCC y sus categorias, son via resolucion exenta. En la Figura F-1, se puede ver los campos de accion
y las categorias de los servicios complementarios actuales en el SEN.

Ademas, hay que mencionar que, se incorporarda el SSCC de fortaleza de red, que son
basicamente condensadores sincronos, es decir, maquinas sincronas mas todo el equipamiento
secundario y auxiliar, tal como sistema de arranque, excitacion, refrigeracién, transformador elevador,
entre otros. También pueden ser SSCC de fortaleza de red, la reconversion de unidades carboneras,

esto Ultimo a raiz de la meta de descarbonizacidn de la matriz energética de Chile para el afio 2050.
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Control de tensién Control de frecuencia Control de contingencia a0 :‘.m :
Control de tensién Control répido de Desconexién de Partida auténoma
frecuencia carga
Control primario de Desconexién de Aislamiento rapido
frecuencia generacién
Control secundario Plan de defensa Elementos de
de frecuencia contra contingencias vinculacién

Control terciario de
frecuencia

Cargas
interrumpibles

Figura F-1. SSCC presentes en territorio nacional. Fuente: elaboracion propia.

F.2. Proceso de licitacion segun la Norma Técnica de SSCC

En primer término, las propuestas y proyectos de SSCC, la Norma Técnica de SSCC menciona
que, durante el mes de enero de cada afio, los interesados podran presentar al Coordinador, para su
consideracién en la elaboracion del Informe SSCC, proyectos y propuestas de soluciones para la
prestacion de Servicios Complementarios.

A estos efectos, el Coordinador debera publicar en su sitio web, en diciembre de cada afio, los
antecedentes requeridos junto con los formatos de entrega de la informacion a que se refiere el inciso
precedente, entre los requerimientos el Coordinador debera exigir la entrega de antecedentes que
acrediten la seriedad del respecto proyecto, tales como antecedentes que justifiquen la necesidad del
proyecto y la evaluacion técnico - econdmica del mismo. Asimismo, junto con el Informe SSCC
debera publicar en su sitio web todos los proyectos y propuestas recibidas, sefialando la forma en que
fueron considerados los proyectos y propuestas cuando corresponda.

Acerca del disefio de las subastas y licitaciones, la Norma Técnica de SSCC dicta que el
Coordinador debera considerar los requerimientos de seguridad y flexibilidad del SEN para establecer
los periodos de entrega especificos de prestacion del servicio y sus especificaciones técnicas

particulares, verificando que dichas especificaciones se encuentren en cumplimiento con la definicion
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de los SSCC y sus respectivas categorias contenidos en la Resolucion SSCC vy las exigencias de la
normativa vigente.

En particular, el Coordinador debera velar que el disefio de las subastas y licitaciones admita
Unicamente ofertas consistentes con las prestaciones especificas y atributos que se deberan considerar
para efectos de remunerar cada uno de los SSCC, y sus categorias, de conformidad a lo establecido
en la Resolucion SSCC.

En el disefio de las subastas o licitaciones de SSCC el Coordinador podra considerar que éste
permita la aceptacion de diferentes tipos de ofertas, tales como: ofertas por precio cuando la cuantia
del recurso a licitar o subastar se encuentre establecida, ofertas por precio y cantidad, ofertas
divisibles, ofertas enlazadas, ofertas excluyentes. Para estos efectos debera establecer las restricciones
que sean necesarias para efectuar las ofertas condicionadas, como por ejemplo el nimero maximo de
bloques horarios a enlazar.

En relacién con la participacién en subasta y licitaciones, podran participar de las subastas de
SSCC todos aquellos que cumplan con los requisitos y exigencias técnicas, econdémicas y
administrativas definidas por el Coordinador, en conformidad a la normativa vigente, para el
correspondiente servicio subastado. Podran participar de las licitaciones de SSCC, todos aquellos que
cumplan con los requisitos y exigencias definidas por el Coordinador en las respectivas Bases, en
conformidad a la normativa vigente, para el correspondiente servicio licitado. Entre las exigencias a
que se refieren los incisos precedentes y con el objeto de preservar la seguridad y calidad de servicio
del SEN, el Coordinador podra establecer exigencias técnicas asociadas a la calidad de producto, de
suministro o de servicio, para lo cual podré considerar aspectos tales como tasas de fallas, desvios
injustificados, u operacion incorrecta respecto a lo instruido. A estos efectos, se entenderd como
desvios injustificados a aquellos desvios respecto de lo programado que no hayan sido debidamente
justificados o cuya causa sea propia de la instalacion y no permita al Coordinador descartar que otro
desvio inminente pueda ocurrir.

Las subastas seran adjudicadas a aquellas ofertas que permitan la operacién mas econémica
del SEN de acuerdo con las condiciones establecidas previamente por el Coordinador para la
evaluacion de ofertas conforme a lo sefialado en el Articulo 2-16 y el Articulo 2-48 de la Norma
Técnica de SSCC [18].
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F.3. Consideracion de los costos, formulacion de ofertas y remuneracion

Para hacer las respectivas ofertas, los participantes deben internalizar los costos directos, es
decir, solo los costos asociados a desgaste, y al ser remunerados ex-post tanto los costos de
oportunidad como los sobrecostos que puedan darse, los agentes enfrentan menores niveles de
incertidumbre al momento de realizar sus ofertas [43].

Como el tipo de remuneracion que reciben depende del servicio que presten, ya sea de subida
0 bajada, ser analiza el proceso de formacion de precios para ambos casos. Considerando para
simplicidad que las ofertas muestran los costos reales de los agentes, a su vez cada caso se subdivide
en si la unidad es infra o supra marginal. Cada caso se desarrolla entre las ecuaciones (F.1) y (F.7).
A.  Servicios de subida

o C(Mg_espip =CV;;

Cespijn = E(MW _adjy ;) - CFDy + E (MWeq ji’j’h) “E(FA); 1 CDyp (F.1)
Por lo tanto, la oferta corresponderia a:
Oferta;jn, = CFD;p + E(FA)ijn " CD;p (F.2)
o (Mg espin <CV;;
Cespijn = E (MWaaj, ) - EFA)ijn - CDi (F3)
Como la remuneracion esta asociada a disponibilidad, la oferta corresponderia a:
Oferta;jp = E(FA);jn - CD;p (F.4)
B.  Servicios de bajada
o CMg_espip = CVyj
Cespijn = E (MWaaj, ) ECFA)ijn - CDi (F5)

Por lo tanto, al remunerar solo la activacion, la oferta corresponderia a:

Ofertai,j,h = CDi,h (F6)

CMg_esp;n < CV;;
En esta situacion, a pesar de esperar que la unidad sea instruida a generar (F.7), la oferta seria
idéntica a (F.6).
Gespi'j'h = MTi,h + E (MWadji,j,h) (F?)
Para ambos servicios analizados (subida y bajada), tomar en cuenta que,

* CFD; : Costos directos de la unidad i en la hora / por desvios del punto de operacion.
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* CD; ,: Costos directos de la unidad i en la hora / para cambiar el punto de operacion.

* CMg_esp; »: Valor esperado del costo marginal real en la barra de inyeccion de la unidad i

durante la hora 4.

* CV;p: Costo variable de la unidad.

« E(MW _adj; ; »): Capacidad esperada adjudicada del servicio j.

. E(FAi,jlh): Factor de uso esperado en la activacion por hora del servicio j.

* Cesp; j ,: Costo esperado.

* MT; ,: Minimo técnico de la unidad.

* Gesp; ; »- Generacion esperada.

Del analisis expuesto, se desprende que para servicios de subida solo se debe estimar el factor

de activacion, mientras que para los servicios de bajada solo se necesita determinar el costo de
desgaste respectivo. Por lo tanto, comprueba la simplicidad de la formacion de precios para las ofertas.

Téngase presente que el formato actual de las subastas en el mercado de SSCC es de tipo pay as bid.
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Anexo G. Mercado de la transmision en Chile

El mercado de transmision consiste en como se retribuye a un tercero por hacer efectivas las
transferencias fisicas entre los generadores y los consumidores y distribuidores de energia. La
necesidad de contar con este sistema surge por la existencia de restricciones para la produccion de
energia en el mismo punto en que ella es demandada, o bien, como consecuencia del aprovechamiento
de bajos costos de produccidn o generacion de energia en puntos alejados de los centros de demanda.

La ley N °20.936, de 2016, redefine los sistemas de transmision presentes en el SEN en 4
categorias. Esto se ilustra en la Figura G-1.

0 Transmision Nacional (Anteriormente Sistema de Transmision Troncal)

0 Transmision Zonal (Anteriormente Sistema de Subtransmision)

o Sistemas Dedicados (Anteriormente Sistema de Transmision Adicional)

0 Transmision para Polos de Desarrollo: Nuevo segmento de transmision que permitira, a través de
una Unica linea de transmision, la evacuacion de energia generada desde Polos de Desarrollo.

Sistema de
Transmision

Polos de Desarrolio

Sistema de
Transmision Nacional

Transmision Nacional

Sistema de
Transmision
Dedicado
Sistema de
Transmision Zonal

-

g T Sistema de
Transmision Zonal Sistema de Transmision

de Distribucion

3 Transmisién Nacional 1 Transmision Zonal ? Generador

é Transformador l | Lineas de Distribucion < 23 kV l Carga

Figura G-1. Segmentacion del sistema de transmisién nacional, ley N° 20936. [20]
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G.1. Remuneracion (VATT)

El sistema de transmision nacional se encuentra definido por tramos, los cuales estan
compuestos por lineas, subestaciones y otros elementos de transmision. Para cada uno de estos
segmentos la Ley define un “Valor Anual de Transmision por Tramo” (VATT), que la suma de la
anualidad del valor de inversién (AVI) y los Costos de Operacién, Mantenimiento y Administracion
(COMA) como se muestra en la siguiente ecuacion (G.1).

VATT = aVI + COMA (G.1)

Cabe sefialar que, la ecuacion (H.1) es antes del ajuste por efecto de impuesto a la renta.

* Valor de Inversion (VI)

— Utilizacion de informacion proveniente del Sistema de informacién del Coordinador.

— Se determina en funcion de las caracteristicas fisicas y técnicas, valoradas a precios de

mercado vigentes de acuerdo con un principio de adquisicion eficiente.

— Las instalaciones son adquiridas e instaladas por una Ginica empresa eficiente en cada segmento

de los sistemas de transmision sefialados en el articulo 100° y para cada sistema de transmision

zonal.

—El' VI incluye derechos relacionados con uso de suelo valorizados a valor historico actualizado.
* Costo de Operacion Mantenimiento y Administracion (COMA)

— COMA se calcula para cada segmento y para cada uno de los Sistemas de Transmisién Zonal

para una empresa eficiente que opera las instalaciones de acuerdo con la normativa vigente.

— A partir del COMA de la empresa eficiente se determinara las asignaciones asociadas a cada

tramo en funcion de tecnologias, zonas, valor de inversion, anualidades, entre otros.

— Las bases técnicas sefialaran la metodologia especifica para establecer dichas asignaciones.

Debido a las mejoras en la eficiencia de las lineas a lo largo del tiempo debido a la apertura

tecnologica de las economias es que los ingresos tarifarios no fueron son suficientes para financiar
completamente la operacion y desarrollo del negocio de transmision, de hecho, la cantidad de la
anualidad de los costos de transmision que es cubierta por los ingresos tarifarios es alrededor del 20%
[19]. Para ello, la ley corta | (N° 19.940) formaliza la definicion del peaje basico como la cantidad

que resulta restar el ingreso tarifario anual al VATT (Figura G-2).
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Ingreso tarifario real

Cargo por uso pagado por
los usuarios finales del
sistema

Figura G-2. Efecto de ingreso tarifario. [25]
Por lo tanto, de la Figura G-2 se desprende la ecuacién G.2.

Cargo por uso (peaje) = VATT — IT (G.2)

Consumidores finales pagaran cargo por uso por la proporcion no utilizada de los sistemas
para polos de desarrollo. Esto se ilustra en la Figura G-3.

Cargo por uso pagado por los
1 consumidores finales

Capacidad inst
alacién para Pagado por las centrales que

polo Capacidad inyectan en el polo de desarrollo a
'"Stagdade prorrata de la capacidad instalada
X .. . .z
de generacidn y su ubicacion

Figura G-3. Pagos polos de desarrollo. [25]

Las inversiones por servicios complementarios asociadas a nueva infraestructura, con sus
costos anuales de mantenimiento eficiente, que sean contemplados en el informe de servicios
complementarios, serdn remuneradas por los usuarios finales a través de un cargo asociado a dichos
servicios.

Cargo por uso determinado de forma similar al cargo por uso del sistema de transmision
nacional y pagado por los usuarios finales del sistema. La ecuacion G.3 muestra lo anterior.

Inversmninfraestructura + COStOSanualeseﬁcientes

CUclientes = (G.3)

Energiaproyecmdaclientes
Anualidad de valores de inversion y costos eficientes informados por el Coordinador segln
resultados de licitaciones
Actualmente, los ingresos tarifarios son pagados por los suministradores, mientras que son un
descuento para el cargo de transmision que pagan los clientes libres y regulados. El ingreso tarifario
percibido por la empresa propietaria de la instalacion por este tramo esta dado por la ecuaciéon G.4.
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24 24
IT = (Pr'CMgr_Pi'CMgi)'l'(Z Prp - CM gy — Pih'CMgih> (G.4)
h=1 h=1
Donde,

IT: Ingreso tarifario horario por tramo.

P. : Potencia retirada en nodo r.

P; : Potencia inyectada en nodo i.

CMg, : Precio de nudo de potencia en nodo de retiro r.
CMg; : Precio de nudo de potencia de inyeccion i.

P,;,: Potencia promedio inyectada en nodo r a la hora 4.
P;;,: Potencia promedio inyectada en nodo i a la hora 4.
CMg,: Costo marginal de energia en barra r a la hora 4.

CMg;,: Costo marginal de energia i a la hora 4.
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Anexo H. Sistemas de almacenamiento en Chile

Ante la necesidad de dotar de mayor flexibilidad a los sistemas eléctricos, se plantean como
posible solucidn, los sistemas de almacenamiento entendidos como herramientas que permiten

capturar y conservar la energia en un momento dado y entregarla al sistema cuando se necesite.

H.1. Ley N°20.936

Esta ley en su Articulo N °225 agreg6 por primera vez en la legislacion chilena aspectos
referentes al almacenamiento de energia “Equipamiento tecnologico capaz de retirar energia desde el
sistema eléctrico, transformarla en otro tipo de energia (quimica, potencial, térmica, etc.) y
almacenarla con el objeto de, mediante una transformacion inversa, inyectarla nuevamente a la red,
contribuyendo con la seguridad, suficiencia o eficiencia econdémica del sistema, segin lo determina el
reglamento”. Hoy en dia en Chile, ya existen estos sistemas de baterias, también conocidos como
BESS (por su sigla en inglés, Batery Energy Storage System), son dispositivos electroquimicos que
convierten energia eléctrica en energia quimica y viceversa. Estos sistemas de almacenamiento de
energia pueden ser utilizados en numerosas aplicaciones dependiendo de la capacidad de
almacenamiento que posean, la duracion de descarga y su velocidad de respuesta.

Todo propietario, arrendatario, usufructuario o quien opere, a cualquier titulo Sistemas de
Almacenamiento de Energia, y que se interconecte al sistema, estara obligado a sujetarse a la
coordinacion del sistema que efectie el Coordinador. El reglamento podréa establecer exigencias
distintas para los coordinados de acuerdo con su capacidad, tecnologia, disponibilidad o impacto
sistémico, entre otros criterios técnicos [29]. La Figura H-1 muestra los modos de operacién de SAE.

Modo Retiro o Carga

Sistema Sistema de
Eléctrico Almacenamiento

Modo Inyeccion

Figura H-1. Modos de operacion de los Sistemas de Almacenamiento. [25]

H.2. Ley N°21.505

La ley de almacenamiento de energia eléctrica y electromovilidad introdujo una serie de

modificaciones a la LGSE. Donde se permite a los sistemas de almacenamiento puros (no asociados
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a centrales) recibir ingresos por energia y potencia en el mercado de generacion del SEN. De esta
forma, se lograr maximizar la participacion e integracion de ERNC variables en la matriz energética
chilena, permitiendo que puedan participar del balance de inyecciones y retiros de energia en el SEN,
siendo remunerados de la siguiente manera en el mercado mayorista: por la energia inyectada al SEN
o por su disponibilidad para inyectar energia en los momentos de mayor demanda, pudiendo ser
valorizadas segun los costos marginales instantaneos del sistema eléctrico y al precio de nudo de la

potencia.

H.3. Costos asociados, potencia de suficiencia y funcionamiento en el SEN

En la actualidad son una realidad y vale la pena reconocer sus beneficios sistémicos y lo
significativos que son en la seguridad en la operacién de un sistema eléctrico y para dar una mano a
los mercados eléctricos de energia, potencia y SSCC, aportando soluciones en temas de flexibilidad.
A continuacion se presentan a grandes rasgos los costos, determinacidn de potencia de suficiencia,
operacion y programacion en el sistema de transmision nacional.

A. Costo variable asociado

El costo variable de un sistema de almacenamiento, utilizado para la programacién de la
operacion, serd calculado por el CEN y debe considerar:

* El valor de la energia retirada del sistema a costo marginal durante un periodo de tiempo

(ventana de valorizacion).

* Las pérdidas de energia ocurridas en el proceso de almacenamiento e inyeccion de energia.

* El Factor de Pérdidas serda determinado por el Coordinador en base a informacion

proporcionada por los Coordinados.

* Los Coordinados podran solicitar justificadamente al Coordinador modificar la ventana de

valorizacién, el cual debera evaluar si ello permite una mejor utilizacién de los recursos

disponibles de acuerdo con las condiciones que se prevean para la operacion del sistema

eléctrico (ecuacion H.1).

VER
CUSA — —Lentana . FPSA (Hl)
ventana

Donde,

Cvg,: Costo variable de un sistema de almacenamiento.

VeRr,entana- Valor de la energia retirada a costo marginal en una ventana de tiempo.
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ER,entana. ENErgia retirada en una ventana de tiempo.

FPg,: Factor de pérdidas de un sistema de almacenamiento

La ventana de valorizacion en la que se calculara el costo variable ya descrito, y esta serd
determinada por el Coordinador, considerando entre otros aspectos:

* Capacidad de almacenamiento de energia.

* Potencia nominal de la instalacion.

* Impacto sistémico de la operacion esperada del SAE.
B. Potencia de suficiencia

La informacion de entrada es de tipo estadistica, donde el CEN determinara un factor de
disponibilidad a partir de la cantidad de horas en que el SAE hubiese podido operar a potencia maxima
de acuerdo con la energia almacenada informada en la hora “i” durante un afio (ecuacion H.2). Cabe
mencionar que se utiliza el menor factor de disponibilidad de los ultimos 5 afios [25].

H
Zi:A ni . hi
Fais = H: ; donde n; = min (?, 1) (H.2)

Donde,

Fy;s: Factor de disponibilidad de un sistema de almacenamiento.
H,: Cantidad de horas al afo.
h;: Horas de operacién de un sistema de almacenamiento a potencia maxima.

Los célculos siguientes respecto de la determinacion de la potencia de suficiencia preliminar
y definitiva del SAE se realizan siguiendo la metodologia de uso comun para las centrales
generadoras.
C. Operaciony programacion

Un sistema de almacenamiento puede tener como modelo de negocio la gestion temporal de
la energia eléctrica, obteniendo su beneficio econdmico de las diferencias del costo marginal de la
energia entre distintos instantes. La operacion usual en este esquema implica cargar el sistemas de
almacenamiento durante horas de CMg bajo (normalmente bajos niveles de demanda) y descargarlo
en las horas de CMg alto (tipicamente demanda de punta).

El sistema de almacenamiento debera participar del balance de transferencia de energia y
potencia. Valorizando los costos marginales dependiendo del modo de operacidn. Si se encuentra en
modo retiro, el costo marginal correspondera a la respectiva barra de retiro; si se encuentre en modo

de operacion de inyeccion, el costo marginal correspondera a la respectiva barra de inyeccién. EI CEN
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puede instruir el cambio del modo de operacion de un SAE en virtud del cumplimiento de la obligacion
de preservar la seguridad del sistema.

La programacion para la operacion definitiva de los SAE seré realizada por el CEN mediante
informacion entregada por los Coordinados (Figura H-2). También el Coordinador utilizara a los SAE
para arbitrar el precio de la energia, el proceso se muestra en la Figura H-3, el cual fue elaborado a

partir de informacién proporcionada por la CNE.

Coordinador Coordinado

Determinacion
Programa Eficiente de
Inyecciones y Retiros

Presentacion Programa
de Retiro

Comparacion de
Programas -
Calificacion de Horas

Comunicacion al
Coordinado

Presentacion Programa
Definitivo de Retiro

Programacion de la
Operacion

Figura H-2. Proceso de programacion para la operacion de los SAE. [25]

Coordinador

Programa definitivo
de retiro e
inyecciones

Determinacion de la
programacion de la
operacion

Operacion en tiempo
real

Se incorpora en la
lista de mérito

Obtencion del costo
de oportunidad de la
energia almacenada

Cilculo del costo
variable en tiempo
real

El costo seri el
miximo entre el
costo de oportunidad
y el variable

Colocacién signiendo
los principios del
despacho por lista de
mérito

Figura H-3. Proceso para arbitrar el precio de la energia con SAE. Fuente: elaboracién propia.
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Generacion mensual y contratos de Daza S.A.

El presente anexo contiene los datos de generacion total mensual y los contratos relacionados

a la empresa Daza S.A. entre enero de 2017 y diciembre de 2023. Estos datos son utilizados en el

Capitulo 7 para desarrollar una simulacion en el SEN involucrando las herramientas CfD y FTR.

Empresa Daza S.A.

Fecha Energia generada | Energia contratada
mensual [GWh] mensual [GWh]
enero-2017 1012 916
febrero-2017 937 BB3
marzo-2017 1086 972
abril-2017 1001 2905
mayo-2017 1208 988
junio-2017 1005 1.001
julio-2017 936 996
agosto-2017 931 999
septiembre-2017 1118 924
octubre-2017 1126 209
noviembre-2017 845 B42
diciembre-2017 918 917
enero-2018 1073 205
febrero-2018 1031 913
marzo-2018 1119 1.009
abril-2018 1141 953
mayo-2018 1180 1.025
junio-2018 1121 1.044
julio-2018 1109 1.021
agosto-2018 1002 1.033
septiembre-2018 803 909
cctubre-2018 961 998
noviembre-2018 831 899
diciembre-2018 1070 925
enero-2019 1152 B80
febrero-2019 979 B12
marzo-2019 1101 B75
abril-2019 1009 B854
mayo-2019 1191 8925
junio-2018 1048 934
julio-2019 993 872
agosto-2019 782 945
septiembre-20159 693 B68
cctubre-2015 878 892
noviembre-2019 762 B57
diciembre-2019 895 929
eneno-2020 925 B45
febrero-2020 952 798
marzo-2020 1036 &876
abril-2020 983 825
mayo-2020 1070 871
junio-2020 1024 B66
julio-2020 1152 912
agosto-2020 1198 913
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septiembre-2020 1150 874
octubre-2020 912 874
noviembre-2020 683 846
diciembre-2020 793 208
enero-2021 638 816
febrero-2021 783 771
marzo-2021 967 883
abril-2021 974 783
mayo-2021 1069 876
junio-2021 1095 856
julio-2021 955 896
agosto-2021 1005 864
septiembre-2021 802 738
octubre-2021 776 726
noviembre-2021 556 664
diciembre-2021 915 796
enero-2022 1043 873
febrero-2022 1011 890
marzo-2022 1037 999
abril-2022 1056 944
mayo-2022 1152 1.010
junio-2022 1275 1.004
julio-2022 1204 1.011
agosto-2022 961 1.001
septiembre-2022 1005 a74
octubre-2022 1224 975
noviembre-2022 1094 941
diciembre-2022 1051 1.016
enero-2023 1225 1.045
febrero-2023 1023 934
marzo-2023 1109 1.065
abril-2023 1067 983
mayo-2023 1216 1.006
junio-2023 1160 997
julio-2023 1055 914
agosto-2023 913 801
septiembre-2023 752 776
octubre-2023 846 818
noviembre-2023 698 756
diciembre-2023 702 831

Tabla I-1. Datos sobre generadora Daza S.A. Fuente: elaboracion propia.



