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Nomenclatura

Acronimos/Abreviaturas

AEMO

AGC

BESS

CAISO

CDC

CEN

CF

CI

CNE

CPF

CPF+

CPF-

CSF

CSF+

CSF-

CTF

CTF+

CTF+

DAM

DMC

Australian Energy Market Operator (Operador del Sistema Eléctrico de Australia)
Automatic Generattion Control (Control Automatico de Generacion)

Battery Energy Storage System (Sistema de Almacenamiento de Energia por Baterias)
California Independent System Operator (Operador del Sistema Eléctrico de California)
Centro de Despacho y Control del Sistema Eléctrico Nacional

Coordinador Eléctrico Nacional

Control de Frecuencia

Cargas Interrumpibles

Comision Nacional de Energia

Control Primario de Frecuencia

Control Primario de Frecuencia por Subfrecuencia

Control Primario de Frecuencia por Sobrefrecuencia

Control Secundario de Frecuencia

Control Secundario de Frecuencia por Sobrefrecuencia

Control Secundario de Frecuencia por Subfrecuencia

Control Terciario de Frecuencia

Control Terciario de Frecuencia por Sobrefrecuencia

Control Terciario de Frecuencia por Subrefrecuencia

Day Ahead Market (Mercado del dia siguiente)

Desconexiéon Manual de Carga



NOMENCLATURA

EDAC

ERV

LMP

NERC

NTSSCC

PIM

RTM

SEN

SIC

SSCC

Esquema de Desconexién Automdtica de Carga
Energia Renovable Variable
Locational Marginal Price (Costos Marginales Locales)

North American Electric Reliability Corporation (Corporacién Norteamericana de Con-
fiabilidad Electrica)

Norma Técnica de Servicios Complementarios

Pennsilvania-New Jersey-Maryland Interconnection (Operador de la interconexion de
Pennsilvania-New Jersey-Maryland)

Real Time Market (Mercado en Tiempo Real)
Sistema Eléctrico Nacional
Standard Industrial Classification (Clasificacion Industrial General)

Servicio(s) Complementario(s)



Capitulo 1

Introduccion

1.1. Motivacion

El contexto actual de alta penetracion de energias renovables variables en Chile y el retiro progresivo
de centrales eléctricas a base de combustibles fosiles plantean importantes desafios a nivel sistémico.
Esto ha llevado a replantear la forma en que se opera el sistema eléctrico y su disefio de mercado, con
el objetivo de asegurar un suministro energético seguro y econdmicamente eficiente.

En ese sentido, resulta necesario aprovechar todas las tecnologias disponibles para proporcionar
flexibilidad al sistema a menor costo. La respuesta de la demanda es un recurso poco utilizado en
el Sistema Eléctrico Nacional en comparacién con otros mercados eléctricos, como se analizard en
mayor detalle en los capitulos 2 y 3. Actualmente, los Esquemas de Desconexion Automdtica de
Carga (EDAC), Cargas Interrumpibles (CI) y Desconexiéon Manual de Carga (DMC) son los tinicos
mecanismos mediante los cuales los clientes finales participan en el mercado eléctrico mayorista. Por
lo que incentivar su participacion en otros productos podria aportar eficiencias al Sistema Eléctrico
Nacional (SEN), permitiendo una operacién mds segura y econémicamente eficiente.

1.2. Objetivos

1.2.1. Objetivo General

Evaluar la factibilidad de la participacion de la demanda en el mercado del Control Terciario de
Frecuencia (CTF), con la finalidad de liberar recursos técnicos y econémicos, que aporten a un sistema
eléctrico mas eficiente, validando los resultados mediante software de despacho econémico de carga.
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1.2.2. Objetivos Especificos

= Revisar los distintos mercados internacionales, poniendo énfasis en los cuales participe activa-
mente la demanda, para asi evaluar la viabilidad de su posible contribucion en el CTF mediante
experiencia externa.

= Analizar la prestacion y el contexto normativo, del servicio del control de frecuencia en el
mercado eléctrico chileno, usando datos histéricos y revisando la normativa relevante, para
identificar los requisitos y posibles barreras de entrada que tendria que afrontar la demanda para
su participacién en el CTF.

= Evaluar posibles beneficios econémicos de la prestacion de CTF por parte de la demanda a
través de costos de operacion atribuibles a CTF+ y los costos asociados a su remuneracion.

= Validar mediante la simulacién de escenarios criticos utilizando software de despacho econé-
mico de carga.
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Experiencia internacional

En el presente capitulo se detallan las caracteristicas principales de tres mercados internacionales
que incorporan mecanismos de respuesta de la demanda: PJM (EEUU), CAISO (California) y AEMO
(Australia). Asimismo, se profundiza en los programas de respuesta de la demanda con el prop6sito
de ofrecer una referencia externa para la participacion de los consumidores finales en el mercado de
SSCC del Sistema Eléctrico Nacional.

2.1. PJM (EEUU)

2.1.1. Antecedentes

PJM es una organizacién independiente y neutral de transmision regional encargada de coordinar
diversas zonas de 14 estados en Estados Unidos. Delaware, Illinois, Indiana, Kentucky, Maryland,
Michigan, Nueva Jersey, Carolina del Norte, Ohio, Pennsylvania, Tennessee, Virginia, Virginia Oeste
y el Distrito de Columbia se encuentran bajo su operacion coordinada. Posee 136.960 [km] de lineas
de transmision y una capacidad instalada de 183,254 [MW], con lo que se suministra energia eléctrica
a aproximadamente 65 millones de personas.
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Legend

ZONE

B Aiiephony Power Syslems B tasl Kenlucky Power Conpearative
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o

Figura 2.1: Zonas coordinadas por PIM.
Fuente: NRG [1]

En la figura 2.2 se puede observar que la matriz energética de PJM se compone principalmente
de tecnologias en base a combustibles fdsiles. Si bien es cierto que no se tienen en cuenta planes de
descarbonizacién a nivel sistémico, la lista de nuevas conexiones estd compuesta principalmente por
generacion solar (107.282 GW), edlica (37.607 GW) y almacenamiento (37.821 GW) [2].

Mix de Generacién

_18%
26% <
5% /'/
/ N\ 29%
3%
15%_( 4%
= Nuclear = Gas Natural = Diesel Otros tipos de Gas
= Otros + Renovable = Hidro m Carbdn

Figura 2.2: Porcentaje por tecnologia PJIM 2022.
Fuente: Elaboracion propia en base a reportes de PIM.
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2.1.2. Diseno de mercado

2.1.2.a. Mercado de Energia

PJM posee un mercado Day Ahead y Real Time de caricter vinculante. Ambos mercados siguen
un proceso de dos etapas: un Security-Constrained Economic Dispatch y un posterior cdlculo de
Locational Marginal Prices. El Day Ahead Market es el mercado que tiene como objetivo coptimizar
energia y reservas para la asignacion de unidades para el dia siguiente, siendo comercializado en base
a ofertas. Por otro lado el Real Time Market realiza el calculo de los costos marginales para intervalos
de 5 minutos basado en las condiciones reales del sistema en cada periodo. Este disefio de mercado
posibilita que las empresas generadoras puedan cumplir sus obligaciones resultantes del Day Ahead,
mediante la compra y venta de energia en el Real Time Market [3].

2.1.2.b. Mercado de Capacidad

Ademas del mercado de energia, PIM cuenta con el Reliablity Price Model que asegura la confia-
bilidad del sistema en un horizonte de largo plazo de 3 afios, mediante un proceso de subastas. Los
pagos se hacen por desempefio a través de precios de ubicacién, que describen los lugares con mas
limitaciones dentro del sistema de transmisién [4].

2.1.2.c. Mercado de Servicios Complementarios

Por dltimo, PJM establece un mercado de SSCC de CF de tipo pay as clear (precio uniforme), donde
se encuentran las siguientes categorias: Synchronized Reserve Market, Non-Synchronized Reserve
Market, Day-ahead Scheduling Reserve Market y Regulation Market.

1. Regulation Market

El Regulation Market, responde a desviaciones de frecuencia propias de la diferencia entre la
generacion y la demanda, mediante dos sefiales de control dirigidas por PJM (AGC). El despacho
se realiza en intervalos de 1 hora, para recursos que puedan ofrecer el 100 % de su capacidad
en 5 minutos [5]. Como se observa en la figura 2.3, la demanda estd habilitada para participar
dentro de este mercado, junto a los sistemas de baterias y a las unidades mas tradicionales.
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Regulation
Market

Recursos con
limites fisicos de
rampa

Recursos sin
limites fisicos de
rampa

Unidades
Diesel

Respuesta en
Demanda

Unidades a
VaporyCC

e

Recursos

Duales

Figura 2.3: Senales de control provistas por PJM.
Fuente: Elaboracion propia en base a documentacién de PIM.

2. Synchronized and Non-Synchronized Reserve Market

El mercado de reservas actua frente a eventos intempestivos en la operaciéon, mediante el
suministro o retiro de generacion y/o consumo. Estdn habilitados para participar los recursos
de generacion y de demanda que puedan proveer o retirar sobre 0.1 [MW] en los servicios
mostrados en la tabla 2.1:

Servicio Reserva Primaria | Reserva Secundaria
Tipo de Recurso En giro y en frio | En giroy en frio
Tiempo de respuesta 10 min 30 min

Tabla 2.1: Clasificacion del Reserve Market.

Fuente: Elaboracion propia en base a documentacién de PIM.
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Day-Ahead Real-Time
Lay-Ahead 30 Minute 30 Minute B ime
30-Minute Reserve 30-Minute Reserve
Primary Reserves 10 Minute 10 Minute  Primary Reserves
Synchronized Reserves |10 Minute 10 Minute Synchrenized Reserves
ENERGY ENERGY

Figura 2.4: Servicios de Reserva en el DAM y en el RTM.
Fuente: PIM. [6]

3. Day-ahead Scheduling Reserve Market

Esta disefiado para cumplir con los requerimientos de confiabilidad determinados por la NERC.
Lo que se traduce en tener medios suficientes para suplir un 15 % mas de la maxima demanda
pronosticada para el dia siguiente. Los recursos deben estar disponibles en 30 minutos, y deben
ser: unidades de vapor, hidroeléctricas, unidades de bombeo, demanda despachable y unidades
diésel apagadas.

Por otro lado PIM, cuenta con Servicios Complementarios que no se encuentran definidos como
mercados, como por ejemplo Primary frequency response, cuya participacion es de cardcter obliga-
toria para todos los generadores y remunerada dentro del mercado de capacidad, asi como también
Black Start service y Reactive service, recibiendo todos pagos laterales por su actuacion [7].

2.1.3. Participacion de la demanda

La demanda capaz de reducir su consumo en un minimo de 100 kW, tienen facultades para participar
en el mercado eléctrico de manera voluntaria. Lo anterior bajo la orden y el control de los Curtailment
Service Providers (CSPs). Quienes actian como agregadores de demanda, agrupando clientes finales
que deseen participar en alguno de los mercados de PIM. Para ello, los usuarios finales necesitan
incluirse en los siguientes programas de respuesta en demanda [6]:

2.1.3.a. PJM Emergency or Pre-Emergency Load Response

Este tipo de programas ofrece a la demanda la posibilidad de participar en el mercado eléctrico
como un recurso que pueda ser ttil para la confiabilidad del sistema, a través del mercado de capacidad.
En la tabla 2.2 se presentan las distintas opciones de gestion de carga, con sus respectivas formas de
remuneracion:
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Opciones de Gestion de Demanda

Emergencia o Pre-Emergencia | Emergencia o Pre-Emergencia | Emergencia

Solo Capacidad Capacidad y Energia Solo Energia

Pagos Solo por Capacidad Energia y Capacidad Solo Energia
Mercado Capacidad Capacidad Capacidad

Tabla 2.2: Opciones de gestion de carga frente a emergencias.
Fuente: Elaboracién Propia en base a PIM.

2.1.3.b. Economic Load Response

Permite a la demanda participar tanto en el mercado de energia como en el mercado de servicios
complementarios. Para ello, los consumidores finales deben registrarse por medio de los siguientes
productos, los cudles se diferencian en la autorizacion de participar en los distintos mercados de SSCC:

Programas de Respuesta Econdmica de la Demanda
Programas Econdémica Econdémica Econdémica
(Energia, SR, NSR, Reg) (Solo Energia) | (Solo Regulacién)
Mercado | Energia, Reservas y Regulacion Energia Regulacion

Tabla 2.3: Programas de Respuesta Econémica de la demanda.
Fuente: Elaboracién Propia en base a PIM.

2.1.3.c. Respuesta de la demanda sensible a precios

Debido a la incorporacién de mayores tecnologias de medicién en las zonas coordinadas por PIM,
las cargas distribuidas pueden aprovecharse de la sensibilidad de los precios mayoristas. De modo
que pueden gestionar su consumo para reducir el precio a pagar por la factura de electricidad. Este
programa, no representa un trato de respuesta a la demanda a nivel de mercado spot. Sino que mas
bien, se trata de una alternativa para obtener un consumo predecible por parte de PJM y lograr una
operacion econdmicamente eficiente [8].
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2.2. CAISO (California)

2.2.1. Antecedentes

El estado de California presenta un mercado eléctrico complejo, operado principalmente por CAISO
en un 80 % de su territorio. El porcentaje restante es operado por compaiias de servicio publico, como
Pacific Gas and Electric Company (PG&E), Southern California Edison (SCE), San Diego Gas &
Electric (SDG&E), entre otras.

CAISO es una corporacién de beneficio publico sin fines de lucro, que administra el flujo eléctrico
del estado de California y una pequefia parte de Nevada. Dentro de las zonas operadas por CAISO,
existen un total de cerca de 42.000 [km] de lineas de transmision y una demanda maxima anual de
52.061[MW].

PacifiCorp I PocifiCorp
Californie ISO
Bonneville Power
Administrotion (BPA)

Balancing Authority of
B orhern Calfornit (BANC)

I Turlock Irrigation District (TID)

NV Energy

Los Angeles Depariment of
I \oter and Poveer (LADWP)
NVE Weslern Area Lower
Colorado [WALC)
Imperial Irrigation District (IID)
BANC
\

California 15O

LADWP walc—2

Figura 2.5: Zonas coordinadas por CAISO.
Fuente: CAISO [9]

Con respecto a las tecnologias de generacién, CAISO se caracteriza por tener nulo aporte de
carbon en su matriz, como se puede observar en la figura 2.6. Su despacho base esta marcado por las
centrales eléctricas de gas natural, siendo este recurso el més utilizado en la generacidn, con un total de
94,192 [GWh] generados en 2023. Las centrales eléctricas solares y edlicas asoman como los recursos
renovables variables primarios con 41,344 [GWh] y 13,920 [GWh] generados respectivamente [ 10]. En
este contexto, para complementar su matriz energética y garantizar el suministro en horarios criticos,
como el atardecer y las horas nocturnas, CAISO mantiene estrechos vinculos con las compaiias de
servicios publicos, de quienes adquieren energia cuando la demanda lo requiere.
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Si bien atn el sistema depende de manera relevante de combustibles fésiles como el gas natural,
al 2050 se espera reducir el 80 % de las emisiones de diéxido de carbono observadas durante el afio
1990, asi como también lograr un 50 % de generacion renovable al afio 2030.

Mix de Generacion

21,4% 20%

7,21% ».

8,9% 30,7%

11,8%

= ERV = Gas Natural BESS Nuclear = Hidro = Importaciones

Figura 2.6: Generaci6n anual por tecnologia (2024) en CAISO.
Fuente: Elaboracién propia en base CAISO.

2.2.2. Diseno de mercado

2.2.2.a. Mercado de Energia

CAISO posee mercados Day Ahead y Real Time. E1 DAM posee tres etapas de manera secuencial.
En la primera etapa, se realiza una mitigacion de ofertas, la cual tiene por objetivo aplacar cualquier
posible conducta anticompetitiva y abuso de poder de mercado que puedan incurrir los oferentes
en las sefales de precios. El proceso se realiza calculando los LMP para cada zona, considerando
restricciones de linea. Luego las componentes de congestion de cada LMP se separan en compo-
nentes competitivas y no competitivas, mitigando todo recurso que se encuentre en locaciones con
componentes no competitivas mayores que cero.

Para la segunda etapa, actia un Integrated Forward Market, en el cudl se genera la programaciones
horaria para el dia siguiente, y las asignaciones del 100 % de SSCC necesarios para abastecer de
manera segura la demanda. Finalmente, la dltima etapa consiste de un Residual Unit Comminment
que programa recursos adicionales, para garantizar suficientes recursos activos para abastecer la
demanda de cada hora del dia siguiente.
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El RTM por su parte consta de cinco etapas. El Hour-Ahead Scheduling Process, en el cual se
aceptan ofertas y se ejecutan los procesos de mitigacién de sefiales poco competitivas, dando como
resultado programaciones intradiarias de energia y SSCC. El Real-Time Unit Commitment (RTUC)
y el Real-Time Dispatch se ejecutan con el objetivo de asignar recursos de partida rdpida para el
control de contingencias para cada intervalo de 15 y 5 minutos respectivamente. En paralelo, para cada
segundo intervalo de 15 minutos del RTUC, CAISO ejecuta el Fifteen Minute Market, determinando
los LMP de cada nodo. Por tltimo el Short-Term Unit Commitment se ejecuta una vez por hora para
programar unidades con tiempos de partida mas lentos que en el RTUC en horizontes de 270 minutos.

2.2.2.b. Mercado de Capacidad

CAISO cuenta con el programa Resource Adequacy de la California Public Utility Commission. El
programa plantea tener reservas de capacidad que puedan abastecer el 115 % de la demanda agregada
mensual del sistema. Junto a lo anterior, se establecen normas de capacidad locales y flexibles, que
deben estar disponibles para cuando CAISO asi lo requiera.

2.2.2.c. Mercado de Servicios Complementarios

Existen 4 productos de servicios complementarios definidos en CAISO: Regulation Up, Regulation
Down, Spinning Reserve y Non-Spinning Reserve [11].

1. Regulacion Up & Down

Provee de equilibrio entre la generacion y la demanda mediante una sefial AGC. Los recursos
que deseen participar de este servicio complementario deben tener la capacidad de entregar
como minimo 500 [kW], salvo que sean recursos agregados. Junto a lo anterior también se
admiten unidades BESS con capacidad superior a 100 [kW]. La respuesta total de regulacién
se debe alcanzar en un periodo maximo de 10 minutos. Y se debe mantener por un tiempo no
inferior a 60 minutos, para ofertas realizadas en el DAM y 30 minutos para el RTM.

2. Spinning Reserve y Non-Spinning Reserve

Este servicio es proporcionado por recursos disponibles en la red, asi como por aquellos que no
estan en servicio. Las instalaciones deben tener una capacidad minima de entrega de 500 [kW],
a excepcion de los recursos agregados y BESS (P>100 [kW]). Por otro lado, el tiempo méximo
permitido para que entregar todo el recurso es de 10 minutos y debe mantenerse durante al
menos 30 minutos.
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2.2.3. Participacion de la demanda

California posee una larga historia de respuesta de demanda, con mds de 40 afios de programas de
gestion de consumo implementadas por las compaifiias de servicios publicos. CAISO sin embargo,
implementé la participacion de la demanda en el afio 2000, con programas tanto econémicos como
de confiabilidad, de respuesta de demanda.

Actualmente CAISO cuenta con 2 grandes tipos de programas de respuesta de demanda: Reliability
Demand Response Resource y Proxy Demand Resource (PDR).

1. Reliability Demand Response Resource

El primero de ellos permite a cargas entre 0.5 y 50 [MW], responder frente a condiciones
de emergencia en DAM y RTM. Sin embargo estos recursos no pueden presentar ofertas
de Servicios Complementarios o de Capacidad, por lo se utilizan solo en condiciones de
contingencia. Su respuesta total debe ser entregada en un maximo de 40 minutos y debe ser
sostenida por al menos 4 horas. Dentro de los participantes, se pueden encontrar tanto recursos
agregados como programas de cargas interrumpibles publicas o privadas, que cumplan con los
procedimientos y requisitos de capacidad y telemetria.

2. Proxy Demand Resource (PDR)

El segundo programa permite que la demanda participe de manera similar a la generacién. Los
recursos tienen la posibilidad de ofertar en el DAM y en el RTM. Ademads, también pueden
proporcionar SSCC al participar en el DAM y en el RTM a través de Spinning Reserve y Non-
Spinning Reserve. Para poder participar en los servicios complementarios, las cargas deben tener
una capacidad superior a 0,1 [MW], mientras que para participar en el Mercado de Energia,
la capacidad no puede ser inferior a 0,5 [MW]. Cabe mencionar que las cargas mds pequenas
pueden agregarse hasta cumplir con los requisitos minimos.

Ademads de lo anterior CAISO cuenta con el programa Distributed Energy Resource (DER) Pro-
vider, que permite a la demanda distribuida participar en los mercados de energia y SSCC, con
excepcion del Regulation Market. Los grupos agregadores de generacién deben tener una capacidad
total inferior a 20 [MW] y superior a 0.5[MW]. Por otro lado, la potencia méxima de los integrantes
de cada grupo agregador no pueden superar los 0.1 [MW].
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2.3. AEMO (Australia)

2.3.1. Antecedentes

Australia posee un mercado eléctrico basado en una serie de sistemas interconectados independien-
tes. El mas importante por tamaiio y cantidad de recursos conectados es el National Electricity Market
(NEM) con cerca de 40.000 km en lineas de transmision. Interconecta las regiones de Queensland,
New South Wales, Victoria, South Australia y Tasmania. Ademads de este sistema, Australia cuenta con
el Wholesale Energy Market que opera todo el Sistema Interconectado del Suroeste, con alrededor de
7.000 km de lineas de Transmisién. Y por dltimo dos sistemas pequefios: el Sistema Interconectado
del Noroeste y el Mercado Eléctrico del Territorio del Norte.
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110kv — Overhead i {
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Figura 2.7: Sistema de Transmisién en Australia.
Fuente: AEMO

El National Electricity Market (NEM) y el Wholesale Energy Market son operados por AEMO.
En ambos sistemas el carbon representd una participacion mayoritaria, alcanzando un total de 46 %
durante el afio 2023 para el NEM. Lo que contribuye a que el sector energético sea el mayor emisor de
gases de efecto invernadero de Australia. Aunque se proyecta una disminucién significativa del 75 %
en sus emisiones entre 2023 y 2035, atribuida al aumento de las energias renovables [12]. Al respecto
AEMO, presenta una hoja de ruta aplicable al NEM con vision de 30 afios. En la que se espera tener
una generacion con cero emisiones para el afio 2050, utilizando tanto recursos distribuidos, como
centrales renovables a gran escala [13].
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Mix de Generacion

46%

_17%

2%
= ERV Gas Natural Diésel Carhon

Figura 2.8: Generacion anual por tecnologia (2023) en AEMO.
Fuente: Elaboracién propia en base a AEMO.

2.3.2. Diseno de Mercado

2.3.2.a. Mercado de Energia

El mercado energético de Australia estd basada en ofertas que se presentan en mercados tipo DAM
y RTM, donde se coptimiza Energia y Reservas. La validacion de los datos necesarios para presentar
ofertas se puede presentar anualmente, realizando cambios intranuales con un minimo de 6 semanas de
antelacion. Se requiere ademds que los recursos participantes notifiquen su disponibilidad de energia
y tiempos de partida, con al menos 48 horas de anticipacién. El dia anterior al despacho AEMO debe
publicar el pre-despacho de las unidades para intervalos de 30 minutos. Luego para el RTM se realiza
un despacho cada 5 minutos, publicando los respectivos spot prices y ancillary service prices para
cada nodo regional de referencia [14].

2.3.2.b. Mercado de Capacidad

Australia carece de un mercado de capacidad propiamente tal, sin embargo se ejecutan varios
procesos de calculo de suficiencia del sistema, con diversos horizontes de mira. El primero de ellos
es el Electricity Statement of Opportunities (ESOQ), en el cudl AEMO debe proveer informacién
anualmente acerca de la generacién y demanda con una mirada de 10 afios. Por otro lado, el Energy
Adequacy Assessment Projection (EAAP) cdlcula la energia no suministrada en escenarios criticos
para un horizonte de 2 afos.

Sin embargo, el principal de ellos es el Projected Assessment of System Adequacy (PASA), que
analiza y publica informacién acerca de los prondsticos de generacion. A diferencia del Electricity
Statement of Opportunities (ESOO), este 1o hace en periodos de tiempo de 24 meses y también para
6 dias. Ambos periodos con resolucion horaria de 30 minutos. Ademds tiene la facultad de intervenir
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el mercado spot, comprando y activando reservas si asi lo requiere [15].

2.3.2.c. Servicios Complementarios

Los SSCC en el mercado eléctrico Australiano presentan tres grandes categorias: el Frequency
Control Ancillary Service (FCAS), el Network Support and Control Ancillary Service y el System
Restart Ancillary Service (SRAS)

1. Frequency Control Ancillary Service (FCAS)

Este Servicio se puede dividir en dos categorias: Regulation Frequency Control y Contingency

Frequency Control.

= Contingency Frequency Control

Gestiona la recuperacién de la frecuencia del sistema, luego de una contingencia, siendo
la primera respuesta de control de frecuencia.

Servicio Tiempo de Entrega Propésito Recursos Habilitados

Fast Service

Slow Service

Delayed Service

& Segundos

60 Segundos

6 minutos

Detener variaciones de
frecuencia luego de una
contingencia

Estabilizar la frecuencia luego
de una contingencia

Regresar la frecuencia a 50
Hz

Generacion gue cuente con

gobernador. Sistemas BESS.

Cargas que puedan cumplir
los tiempos de entrega

Generacion gue cuente con

gobernador. Sistemas BESS

Cargas que puedan cumplir
los tiempos de entrega.

Generacidn y demanda que
pueda cumplir con los
tiempos de entrega.

Figura 2.9: Servicios de Control de Contingencias en AEMO.
Fuente: Elaboracion Propia en base a AEMO.

= Regulation Frequency Control

Puede ser provisto por generadores y cargas por medio de una sefial de control (AGC).
Asegura que la frecuencia se mantenga en su banda normal de operacion (49.85Hz a
50.15Hz), cuando se producen cambios menores entre la generacién y los consumos.
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Servicio Tiempo de Entrega Propésito Recursos Habilitados

Generacidén y demanda
capaz de seguir una senal de
control (AGC)

Equilibrar operacién normal

Regulation Service 5 minutos de generacion y demanda

Figura 2.10: Servicio de Regulacién en AEMO.
Fuente: Elaboracion Propia en base a AEMO.

Por otra parte, AEMO no cuenta con servicios de reservas operativas, por lo que las reservas estan
sujetas a la disponibilidad de las centrales que ofertaron al mercado pero no han sido despachadas [16].
Actualmente se encuentra en discusion diversos cambios reglamentarios que habilitarian un mercado
de reservas operativas con recursos capaces de proveer requisitos de rampa y reservas en giro y en
frio, para 2025.

Por otra parte, se encuentran los servicios complementarios que no estan definidos como mercado
[17]. Estos son el Network Support and Control Ancillary Service, que a su vez se subdivide en
3 clases: Voltage Control Ancillary Service (VCAS) , que actia manteniendo la tensién en rangos
adecuados de cada barra. Por otro lado, estd el Network Loading Control Ancillary Service, que vela
por que no se excedan los limites de flujo por las lineas de transmision, por medio de generacion
o programacion de demanda. Y por ultimo el Transient and Oscillatory Stability Ancillary Service
(TOSAS), cuyo trabajo es controlar y regular rapidamente la tension de la red luego de una falla que
pueda producir transitorios de peaks elevados.

Por ultimo, el System Restart Ancillary Services (SRAS), provee de generadores capaces de res-
ponder frente a apagones parciales o totales del sistema.

2.3.3. Participacion de la demanda

Debido a las diversas crisis que ha enfrentado Australia, como los altos precios de los combustibles
fosiles y los incendios forestales que devastaron gran parte del territorio en 2020, se ha desarrollado una
creciente preocupacion por la seguridad y flexibilidad del sistema, incorporando recursos provenientes
de generacion distribuida como respuesta de demanda al mercado eléctrico.

Con respecto a la participacién de la demanda, AEMO ha desarrollado el Wholesale Demand
Response Mechanism. Este programa permite que una o varias cargas representadas por parte de
un tercero conocido como Demand Response Service Providers, puedan ser elegibles como recursos
despachables para el mercado mayorista. Ademds de posibilitar la entrada de 1a demanda en el mercado
de servicios complementarios a traves de procesos de subastas y/o licitaciones.

Ademais de posibilitar la entrada de la demanda en el mercado de energia, AEMO permite proveer
servicios complementarios a través de un Market Ancillary Service Provider (MASP), siendo este
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una categoria tnica de agregacién para todas las cargas que deseen participar de SSCC.

2.4. Conclusiones experiencia internacional

La experiencia internacional proporciona una base s6lida de conocimientos acerca de la participa-
cién de la demanda en distintos mercados eléctricos con optimizacién de energia y reservas. Cabe
destacar que la participacion de la demanda no se limita Gnicamente a la provision de servicios com-
plementarios, sino que también abarca los mercados de energia y capacidad. Lo que sitda a la demanda
como un agente importante en la seguridad operacional incorporando flexibilidad, y a su vez puede
contribuir a mejorar la eficiencia econdmica de los sistemas estudiados.

La evidencia también indica la importancia de incorporar agentes agregadores de demanda, quienes
faciliten el orden y control para los clientes mas pequefios, aporten seguridad al sistema y gene-
ren, ademds, incentivos econdmicos que favorezcan la entrada de nuevos participantes al mercado
mayorista.

En relacién con los SSCC de CF, relacionados con el presente estudio, tanto PJM como CAISO
ofrecen servicios complementarios de control de frecuencia que abarcan regulacién y provision
de reservas, estructurados como mercados. Estos servicios presentan diferencias entre los distintos
sistemas estudiados, particularmente en términos de tiempos de respuesta y de los recursos técnicos
habilitados para participar, aunque mantienen objetivos similares. Estas particularidades se ilustran en
la figura 2.11. En California, la participacién de la demanda estd limitada exclusivamente al servicio de
reservas, mientras que en PJM existen programas que permiten a la demanda ofertar para los servicios
de regulacion y reservas. Asimismo, es importante considerar el caso de Australia, donde, si bien no
existe un mercado especifico de reservas, la demanda tiene la capacidad de participar con ofertas en
todos los productos del control primario de frecuencia, asi como en el servicio de regulacién.
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CONTROL PRIMARIO DE
FRECUENCIA

* Tiempo: 10-60 seg.

» Respuesta automatica y local
« Generacién y Demanda

* No definido como Mercado

« Tiempo 20-30 seg.
* Solo Generacion
* No definido como Mercado

= Fast Control: 0-6 seg

= Slow Control 6-60 seg

* Delay Control: 1-5 min

* Respuesta automatica y local
« Generacion y Demanda

» Definido como Mercado

REGULACION

* Tiempo: 1-10 min

* Respuesta seglin AGC

« Generacién y Demanda
* Definido como Mercado

* Tiempo 0-10 min

» Respuesta segun AGC

+ Solo Generacion

* Definido como Mercado

* Tiempo 1-10 min

* Respuesta segun AGC

= Generacion y Demanda
» Definido como Mercado

RESERVAS

* Reserva Primaria: 1-10 min

* Reserva Secundaria: 10-30 min
« Respuesta centralizada

« Generacion y Demanda

* Definido como Mercado

* Tiempo 10-30 min

* Respuesta Centralizada
« Generacion y Demanda
* Definido como Mercado

= No se cuenta con este servicio
* AEMO compra reservas
« Solo Generacién

Figura 2.11: Comparacién del control de frecuencia en los 3 sistemas estudiados.
Fuente: Elaboracidn propia.

En el siguiente capitulo, se revisard la normativa chilena relacionada con los SSCC y se comparard
con los sistemas estudiados, identificando diferencias y similitudes que permitan entender el contexto
actual de Chile en relacion con las practicas y experiencias internacionales.
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Contexto Normativo Chileno

Este capitulo presenta el contexto normativo de Chile y las caracteristicas de cada categoria de
SSCC. Posteriormente, se realiza una comparacion entre los SSCC de CF analizados en el capitulo
anterior y la situacién actual en Chile. Por dltimo, se examinan las posibles barreras de entrada y
los incentivos que podria tener la demanda para participar en la prestacién de SSCC de CF, con un
enfoque particular en CTFE.

3.1. Normativa de SSCC

Laley 20.936 del afio 2016, introduce diversos cambios a la Ley General de Servicios Eléctricos,
dentro de los cuales se encuentra el articulo 72°-7, que hace mencién a los reglamentos, informes y
formas de remuneracion que deben existir para una correcta prestacion de Servicios Complementarios
en el mercado eléctrico mayorista.

En ese contexto es que aparece el decreto 113/2017 que aprueba el Reglamento de Servicios
Complementarios, donde se definen los mecanismos de prestacion, asi como también la forma de
remuneracion de los SSCC. El reglamento describe que siempre que existan condiciones de mercado
competitivas y el requerimiento sea de cortisimo plazo, se deberd materializar su prestacion mediante
subastas, y de no ser de cortisimo plazo, o requerir nueva infraestructura, a través de licitaciones. Lo
que se traduce en la incorporacion de los SSCC como un nuevo mercado al SEN. En lo que respecta
a respuesta de la demanda, los articulos 73 al 75 proveen disposiciones acerca de la participacion
de los usuarios finales en servicios complementarios, cuando estos se relacionen con incrementos o
reducciones de consumo, por medio de ofertas individuales o como cargas agregadas.

La CNE por su parte public6 mediante la Resolucion exenta N°442/2020 del 23 de noviembre
de 2020, con previo Informe de propuesta del Coordinador, el Informe de Definicion de Servicios
Complementarios, y que fue actualizado mediante Res. Exenta N°189 del 23 de abril del 2024, cuyo
objetivo es determinar las distintas categorias de SSCC, asi como la naturaleza sistémica o local de
estos. Por otro lado también define las caracteristicas de las tecnologias habilitadas para proveer dichos
servicios y las distintas componentes de las remuneraciones asociadas a su prestacion. Es aqui donde
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aparecen los SSCC de CI, DMC y EDAC como SSCC que permiten la participacién de la demanda.

SSCC Subcategoria

Control Rapido de Frecuencia (CRF)
Contral Primario de Frecuencia (CPF)

E;ZH;L:; + Control Secundario de Frecuencia (CSF)
+ Control Terciario de Frecuencia (CTF)
» Cargas Interrumpibles (CI)
Control de Tensién « Control de Tensidn (CT)
Control de « Desconexion de Carga (EDAC, DMC)

« Desconexidén de Generacién (EDAG, ERAG)

Contingencias « Plan de Defensa Contra Contingencias Extremas (PDCE, PDCC)

Plan de + Partida Autonoma (PA)
Recuperacion de * Aislamiento Rapido (AR)
Servicio s Elementos de Vinculacién (EV)

Figura 3.1: SSCC establecidos en la Resolucién Exenta N°442.
Fuente: Elaboracién Propia.

A su vez, la Norma Técnica de SSCC publicada por parte de la CNE en diciembre de 2019,
establece las exigencias, procedimientos, metodologias y condiciones de aplicacién de los SSCC.
En esta se presentan las atribuciones y obligaciones de los participantes. También las reglas para la
determinacion de requerimiento de reservas, asi como las evaluaciones de disponibilidad y desempefio
de prestacion de SSCC. En linea con lo anterior, en el Anexo Técnico Verificacion de Instalaciones
para la prestacion de SSCC de la NTSSCC, se definen los requisitos técnicos para la prestacion de
cada SC y el proceso para la validacion de las instalaciones prestadoras de SSCC.

Por otra parte, el Coordinador, en su rol de operador del SEN, debe realizar peridédicamente diversos
instructivos, guias e informes que especifiquen la manera en que se operan y se remuneran los SSCC,
tales como:

= Informe de SSCC: Su objetivo es cuantificar las reservas requeridas por el SEN y las instala-
ciones destinadas a la prestacion de SSCC. Asi como también, las condiciones de competencia
de cada subcategoria de SC.

= Guias de Verificacion de SSCC: Describen los ensayos que deben someterse todas las instala-
ciones prestadoras de SSCC para cuantificar su recurso técnico.

= Bases Administrativas de Subastas de Control de Frecuencia: Establece las reglas de las
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subasta, de acuerdo con lo indicado en el articulo 31 del Reglamento de SSCC. En particular,
indica tipo y modo de subasta, periodo de la prestacion, requerimientos y exigencias técnicas,
econdmicas y administrativas, entre otros.

= Guiasy Minutas de Asignacién y Remuneraciéon de SSCC: Cuyos objetivos son la descripcion
del proceso de asignacién de unidades para SSCC y su respectiva remuneracion luego de su
actuacion.

3.2. Control de frecuencia y participacion de la demanda

3.2.1. Control de frecuencia

Los SSCC de control de frecuencia son mecanismos que buscan equilibrar la generacién y la
demanda instantdnea, ya sea por motivos de variacion natural o ante contingencias, y asi mantener la
frecuencia del SEN en un rango normal de operacion, es decir, entre 49,8 y 50,2 Hz. La evidencia
histérica muestra que en Chile la prestacion de los SSCC de CF se ha materializado tradicionalmente
en base a la inyeccién o retiro de potencia activa de las Unidades Generadoras. Sin embargo, los
avances tecnoldgicos y la necesidad de un sistema cada vez mas robusto y flexible que pueda hacer
frente a la volatilidad del recurso primario de las ERV ha instado a evaluar la incorporacién de nuevos
agentes al mercado.

En esa linea, la demanda puede ser utilizada como un agente que pueda influir en la seguridad
operacional y también en la eficiencia econémica del sistema. Para evaluar los incentivos a su parti-
cipacion, se debe revisar la normativa vigente y estudiar si existen suficientes atractivos econdémicos
para su participacion, como se verd mas adelante.

El SEN actualmente cuenta con 4 subcategorias de SSCC definidas como controles de frecuencia
[18], sumado a la subcategoria de cargas interrumpibles, tal como muestra la tabla 3.1, los cudles se
definen a continuacion:

3.2.1.a. Control Rapido de Frecuencia

Se definen como acciones de caracter automdticas y locales, que responden rdpidamente a des-
viaciones de la frecuencia. El 100 % de la potencia comprometida debe ser entregada en un tiempo
maximo de 1 [s] y debe sostenerse por al menos 5 [min]. Se distinguen las subcategorias de CRF(+)
y CRF(-) y hasta la fecha el Coordinador ha determinado que no se requieren reservas de CRF.
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3.2.1.b. Control Primario de Frecuencia

Corresponden a acciones de cardcter automadticas y locales, orientadas a contener y corregir las
desviaciones de la frecuencia. El 100 % de la potencia comprometida debe ser entregada en un tiempo
maximo de 10 [s] y debe sostenerse por al menos 5 [min]. Se distinguen las subcategorias de CPF(+)
y CPF(-) y su mecanismo de asignacion es a traves de subastas de corto plazo para el CPF(-) e
Instruccion Directa para el CPF(+).

3.2.1.c. Control Secundario de Frecuencia

Corresponden a acciones de control destinadas a restablecer la frecuencia del sistema eléctrico a su
valor nominal por medio de un AGC. El 100 % de la potencia comprometida debe ser entregada en un
tiempo méaximo de 5 [min] y debe sostenerse por al menos 15 [min]. Se distinguen las subcategorias
de CSF(+) y CSF(-) y su mecanismo de asignacion es a traves de subastas de corto plazo para ambas
subcategorias.

3.2.1.d. Control Terciario de Frecuencia

Corresponde a acciones de control activadas por instruccion, en la operaciéon en tiempo real,
del Coordinador destinadas a restablecer las reservas del Control Secundario de Frecuencia o
incorporar reservas adicionales con el objetivo de preparar al sistema eléctrico para responder a
desequilibrios respecto de los cuales las reservas por otras categorias de Control de Frecuencia sean
insuficientes. Su tiempo de inicio de activacién debe ser de 5 [min]. Asi como también el 100 % de la
potencia comprometida debe ser entregada en un tiempo méaximo de 15 [min] y debe sostenerse por
al menos 1 [hr]. Se distinguen las subcategorias de CTF(+) y CTF(-) y su mecanismo de asignacién
es a traves de subastas de corto plazo para ambas subcategorias.

3.2.1.e. Cargas Interrumpibles

Se entiende por Cargas Interrumpibles a la reduccién de demanda neta de uno o un grupo de usuarios
finales, bajo instruccién del Coordinador, con el objetivo de reducir la demanda en periodos de alto
consumo y baja generacidn, gestionar congestiones, y responder ante emergencias sistémicas. Su
tiempo de activacién es de 30 minutos y el minimo tiempo de entrega es de 2 horas. Su mecanismo de
asignacion ha sido en base a licitaciones en las dos ocasiones en que se determind un requerimiento, esto
es, el afio 2022 y 2023. En ambas oportunidades las licitaciones se declararon desiertas. Sin embargo
sentaron las bases para los requisitos minimos que debe cumplir la demanda que desee participar en
otro SC: una potencia minima de reduccién de 1 MW para cargas individuales y potencias menores
para cargas agregadas siempre y cuando la oferta conjunta sea mayor o igual a 1 MW [19].
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CPF

5 min 15 min
5 min 15 min 1h

30 min 2h

Tiempo

Figura 3.2: Tiempos asociados a las acciones bdsicas del control de frecuencia.
Fuente: CEN [18]

La informacién anterior se puede obtener directamente de la pdgina web del Coordinador y nos
entrega un contexto normativo del mercado de SSCC del SEN. Dicho esto, a continuacién se realiza
una breve comparacion entre el mercado de SSCC del SEN y los mercados Internacionales previamente
estudiados.

3.2.2. Comparacion con experiencia internacional

Con lo descrito en la seccidn anterior podemos realizar una comparacion de las caracteristicas
temporales y de actuacion de los SSCC de Control de frecuencia presentes en Chile y los existentes
en los mercados internacionales, previamente revisados en el capitulo 2, que permitan entender el
contexto actual de Chile en relacidn con las pricticas y experiencias internacionales:
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CONTROL PRIMARIO DE
FRECUENCIA

« Tiempo: 10-60 seg.

« Respuesta automatica y local
« Generacion y Demanda

* No definido como Mercado

+ Tiempo 20-30 seg.
* Solo Generacion
+ No definido como Mercado

« Fast Control: 0-6 seg

« Slow Control 6-60 seg

« Delay Control: 1-5 min

* Respuesta automatica y local
« Generacion y Demanda

+ Definido como Mercado

CRF(+/-): 1 seg-5 min
CPF(+/-): 1-5 min

Respuesta automatica y local
Solo Generacion

REGULACION

* Tiempo: 1-10 min

« Respuesta segiin AGC
« Generacion y Demanda
» Definido como Mercado

* Tiempo 0-10 min

* Respuesta segin AGC
= Solo Generacion

* Definido como Mercado

* Tiempo 1-10 min

» Respuesta segun AGC

= Generacion y Demanda
= Definido como Mercado

« CSF(+/-): 5-15 min
= Respuesta seglin AGC
= Solo Generacion

RESERVAS

* Reserva Primaria: 1-10 min

* Reserva Secundaria: 10-30 min

« Respuesta centralizada
« Generacion y Demanda
+ Definido como Mercado

+ Tiempo 10-30 min

* Respuesta Centralizada
« Generacidn y Demanda
+ Definido como Mercado

= No se cuenta con este servicio

+ AEMO compra reservas
* Solo Generacién

e CTF(+/-): 15 min-1 hr
* Respuesta centralizada
« Solo Generacion

» Definido como Mercado s Definido como Mercado

Mercado Competitivo (CPF-)

Figura 3.3: Comparacion de caracteristicas de los SSCC de CF con el SEN. Fuente: Elaboracién Propia.

La figura 3.3 muestra que las tres grandes categorias de Control de Frecuencia en el dmbito
internacional tienen caracteristicas comparables con el mercado nacional. Sin embargo se aprecia una
evidente diferencia en los niveles de participacion de la demanda en los sistemas internacionales versus
el chileno. En particular, PIM cuenta con servicios de Provision de Reservas (CTF), Regulacion (CSF)
y Control Primario de Frecuencia (CPF) con participacién activa de usuarios finales. AEMO por su
parte presenta servicios tanto de CPF como de CSF habilitados para la demanda, lo que plantea un uso
del recurso a niveles de alta automatizacion y rdpida respuesta. Mientras que el mercado Californiano
incorpora este participante solo a nivel de provision de reservas.

Lo anterior demuestra que la demanda puede ser habilitada en todos las productos del control de
frecuencia, como lo refleja la experiencia internacional. Sin embargo su participacién no se limita
s6lo a contribuir en la seguridad sistémica, sino que puede participar como una demanda sensible a
precios a través de programas de reduccién de consumo basados en arbitraje. Esto incentiva a que la
demanda sea una agente activo en las transacciones del mercado mayorista y contribuya a un sistema
econdémicamente eficiente.

Es evidente que lo descrito puede servir de punto de referencia para revisar ciertas condiciones del
mercado y actualizar normativas que puedan ser eventuales barreras de entradas normativas para la
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participacion de la demanda en el mercado de CF del SEN. En el préximo apartado se analizan las
condiciones normativas y requisitos técnicos para la prestacion de SSCC y que puedan ser identificadas
como posibles barreras de entrada para la respuesta de la demanda en el CF.

3.3. Barreras de entrada

3.3.1. Barreras normativas

En el contexto actual, es fundamental destacar que no existen barreras normativas significativas
que limiten la participacion de clientes libres en los diferentes productos del control de frecuencia.
Esta falta de restricciones regulatorias se refleja en el andlisis de las diversas normas que rigen la
operacion y el mercado de los Servicios Complementarios (SSCC).

Especificamente, el articulo 73 del Reglamento de SSCC, establecido mediante el Decreto N°
113/2017 del Ministerio de Energia, permite que los consumidores finales participen en los SSCC
relacionados con incrementos o reducciones de demanda, ya sea de manera individual o como cargas
agregadas, a través de la intervencion de un tercero. En caso de permitir la participacion de la demanda
en el CTF, este también estaria relacionado con incrementos o reducciones de demanda, ademas de
generacion, lo que eliminaria la necesidad de realizar cambios en el reglamento.

Asimismo, el Informe de Definicién de SSCC, segtin la resolucién exenta N° 189/2024 de la CNE,
establece la participacion de los usuarios finales en los SSCC de Control de Frecuencia mediante
el servicio de Cargas Interrumpibles (CI), sin embargo, no limita su participacién en otros tipos de
SSCC de Control de Frecuencia.

Por otro lado, las resoluciones exentas N°443/2020 y N°493/2020 de la CNE, las cuales establecen
y comunican los procedimientos para determinar los valores maximos de las ofertas en las subastas de
CF, presentan una regulacion general en relacion a los precios maximos correspondientes. Por tanto,
seria necesario modificarlas para habilitar la participacion de la demanda. No obstante, esta situacion
no representaria una barrera significativa, ya que las resoluciones referentes a los precios maximos
pueden ser ajustadas de manera expedita.

Debido a todo lo anterior, se concluye que no existen limitaciones relevantes de tipo normativas para
la incorporacion de clientes libres en CF. Sin embargo se hace necesaria la adecuacion de instructivos
y guias del Coordinador que habiliten la incorporacion de la demanda en el mercado de SSCC.

Por otra parte, la SEC, en su Oficio N° 227246 del 22 de mayo de 2024 estableci6 que “los clientes
libres conectados a los sistemas de distribucion estan bajo coordinacion, segin lo establecido en la
Ley General de Servicios Eléctricos y el Decreto Supremo 125/2019. El decreto impone requisitos
especificos para la coordinacion de estos clientes por parte del Coordinador, y la regulacion no impone
restricciones para su participacion en las licitaciones de SC de CL.”, lo cual podria ser extrapolado a
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la prestacion de CTF, por lo que se asume que la demanda en distribucién no estaria restringida para la
participacion en otros servicios de control de frecuencia. Sin perjuicio de lo anterior, su participacion
de manera individual podria implicar costos de transaccién elevados, por lo que lo mads eficiente para
este tipo de clientes seria participar a través de agregadores. Aunque esta figura no esté explicitamente
regulada, la normativa permite que los usuarios finales participen a través de un tercero, quien podria
agruparlos en un rol similar al de un agregador.

3.3.2. Barreras Técnicas y Econémicas

Un aspecto bastante relevante que se debe tener en cuenta para habilitar la entrada de clientes
finales en el CF, son las barreras de entrada de tipo técnica y econdmicas que pudieran enfrentar los
clientes finales al desear entrar en este mercado, dado que la demanda deberd cumplir con requisitos
equivalentes a los exigidos a las Unidades generadoras en la actualidad.

El CPF y el CSF al ser mecanismos de control de cardcter automético y de rapida respuesta, 10 [s]
y 5 [min] respectivamente, podrian significar inversiones significativas en cuanto a controladores y
enlaces de comunicaciones para los clientes libres pequefios que deseen ofertar, sin embargo dado que
su participacion seria probablemente a través de un tercero (agregador), los costos podrian disminuir.

El CTF por su parte, al ser un mecanismo de control de frecuencia de tipo centralizado, mediante
instruccion del Coordinador, presenta ventajas en comparacion a los anteriores, debido a que los
oferentes se enfrentan a un panorama mads accesible en cuanto a inversiones y tecnologias. Los
tiempos de respuesta son mas lentos (15 [min]), lo que hace que las necesidades de controladores mas
robustos tiendan a relajarse versus CPF y CSF.

Por lo tanto, se concluye que las barreras técnicas y econdmicas para la habilitacion de la demanda
en CPF y CSF podrian ser significativas para los clientes finales en contraste con CTF, y que si bien
podrian existir barreras técnicas en términos de costos de transaccidn para los clientes mas pequeiios,
estas pueden ser minimizadas en caso de existir un agente agregador.

Por otro lado, la demanda participante puede obtener beneficios econdmicos y generar externalidades
positivas al prestar SSCC, como se explicard en la siguiente seccion. No obstante, para comprender
estos aspectos, es necesario conocer el funcionamiento del mercado de SSCC de CF del SEN vy los
pagos que en la practica son traspasados a la demanda.

3.4. Funcionamiento del mercado de SSCC de CF

El articulo 72-7° de la Ley 20.936/2016 introduce una nueva estructura en el mercado eléctrico
chileno, permitiendo la comercializacion de los SSCC. Anualmente, durante el mes de junio, el
Coordinador elabora un Informe de SSCC que proporciona informacion sobre los requerimientos de
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cada SC junto con el mecanismo de prestacion correspondiente, seglin la condiciéon de competencia
de cada SC. En este apartado, se analiza la forma en que se materializa la prestacion de CF, abordando
sus etapas principales: asignacion, remuneracion y pagos [20].

3.4.1. Asignacion de SSCC

Para llevar a cabo el proceso de asignacién de SSCC, el Coordinador realiza una optimizacion
conjunta del mercado de energia y reservas operacionales segin lo establecido por el Reglamento de
SSCC.

Segun las condiciones de competencia del mercado, el Coordinador puede asignar la provision de
SSCC mediante tres mecanismos:

1. Subastas:

Siempre y cuando existan condiciones de competencia y el requerimiento sea de cortisimo plazo,
el Coordinador debe llevar a cabo procesos de subastas de Servicios de Control de Frecuencia.
Los Coordinados deben incluir en sus ofertas todos aquellos costos como costos de desgaste,
mantenimiento, habilitacién y/o implementacion de servicio. La asignacion del recurso técnico
corresponderd a la oferta que implique la operacién mas econémica del sistema como resultado
de la coptimizacion de energia y reservas. Es importante destacar que en el proceso de copti-
mizacion se incluyen todas las unidades habilitadas para la prestacion de SSCC. Si el resultado
asigna Unicamente unidades que no presentaron reservas, el proceso se declara totalmente de-
sierto, imputdndoles un costo eficiente por tecnologia segtn lo establecido en la Resolucién
Exenta N°443/2020 [21]. Por otro lado, un proceso de subastas se considerard parcialmente
desierto si ciertas unidades presentan ofertas que superen el filtro de mitigacion, mientras que a
aquellas que no lo hagan se les impondrad el costo eficiente previamente mencionado.

2. Licitaciones:

Cuando el requerimiento de un SC no sea de cortisimo plazo o bien cuando se deba realizar
instalacién de nueva infraestructura el Coordinador debe celebrar procesos de licitacién para su
adjudicacion. Las bases de cada licitacion son establecidas por el Coordinador mediante su sitio
web y se asignard el recurso técnico mds eficiente en términos econdmicos una vez terminado
el proceso de evaluacion de ofertas.

3. Imnstruccion Directa:

En los casos en que las condiciones de mercado no sean competitivas, o la subasta o licitacién
de un SC sea declarada total o parcialmente desierta, el Coordinador puede establecer una ins-
truccion directa y obligatoria para la prestacion del servicio con recursos existentes, o mediante
la instalacion de nueva infraestructura.
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3.4.2. Remuneracion y Pagos traspasados a la demanda

La remuneracién por SSCC estd principalmente determinada por el mecanismo mediante el cual se
asigna el SC, ya sea a través de subastas, licitacion o instruccién directa. Las componentes a remunerar
por la adjudicacién del SC corresponden al Valor Adjudicado, el cudl constituye un paquete de
cantidad de Potencia-Precio, y se remunera su disponibilidad y activacién segun las caracteristicas de
cada servicio. Para las unidades que no participaron del proceso de subastas y se adjudicaron el SC
mediante un costo eficiente, su remuneracion por Valor adjudicado es cero.

Adicionalmente, la prestacion de SSCC incluye pagos que se remuneran de manera ex post como
pagos laterales, una vez finalizado el periodo de provisiéon del SC. Estos pagos corresponden a
Sobrecostos, Costos de Oportunidad y Costos de Recurso Adicional.

En la prictica, estos pagos son traspasados de la generacion a la demanda en la prorrata de sus
retiros y se analizardn en profundidad mas adelante. De lo anterior se puede desprender las siguientes
ecuaciones, que muestran los pagos que actualmente son traspasados a la demanda por concepto de
SSCC.

n

BalanceSCq,, = PagoSCq,, = () CostoSC;ep) - Frer,, (3.1)
i=1

COSl‘OSC,‘,SC,h = Vadji,scyh + RCVM,',SC,h + COi,sc,h + CRAi,sc,h (3.2)

Donde:

» BalanceSCg;,: Balance de pagos por SSCC que enfrenta la demanda j para la hora h con
generacion adjudicada.

» PagosSCg, ,:Proporcion de pagos que realiza la demanda j por SSCC para la hora h.
» FRet,,: Factor correspondiente a la prorrata de los retiros de la demanda j para la hora h.

m CostoSCi . p: Costo total de la Unidad 1 por la provision del servicio complementario sc para
la hora h.

» Vadjisc.n: Valor Adjudicado de la unidad i por la provisién del servicio complementario sc en
la hora h.

= RCVM, 4. n: Sobrecosto que genera la unidad i por la provisién del servicio complementario sc
en la hora h.

» CO,i . p: Costo de Oportunidad que genera la unidad i por la provision del servicio complemen-
tario sc en la hora h.
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» CRA; 5: Costo de operacion adicional que genera la unidad i por la provision del servicio
complementario sc en la hora h.

Como se menciond previamente, el pago de los costos incurridos por la provision de SSCC de
los recursos técnicos es realizado por las empresas de generacion, prorrateado segun el retiro de sus
clientes. No obstante, en la prictica son los clientes libres quienes efectivamente pagan los SSCC a
través de cldusulas incluidas en los contratos de compra y venta de energia [22].

Dado lo anterior, la participacion de la demanda en el mercado de SSCC podria significar la
reduccién de pagos laterales, como pagos por Minimo Técnico, asi como eventuales externalidades
positivas que se pueden desprender de la gestion de consumo.

3.5. Beneficios Técnicos y Economicos

La participacion de los usuarios finales en los distintos productos del mercado de SSCC puede
aportar diversos beneficios técnicos y econdmicos, tanto para los agentes del lado de la demanda
como a nivel sistémico.

Entre estos beneficios se incluye el aumento en la seguridad, flexibilidad y robustez del sistema,
al habilitar y liberar recursos técnicos que podrian estar disponibles en casos de contingencias o
fluctuaciones anormales de frecuencia. Asimismo, la operacion del sistema podria realizarse a menor
costo, dado que los clientes estarian incentivados a participar en horas donde comtinmente se generen
elevados pagos laterales, los cuales eventualmente podrian ser desplazados por la demanda.

Por su parte, los usuarios finales participantes podrian beneficiarse de los ingresos derivados del
Valor Adjudicado por la provisiéon de SSCC de CF y percibir un ahorro en sus pagos por SSCC. No
obstante, los ingresos por la adjudicacién de SSCC y ahorros en pagos laterales deben ser suficientes
para cubrir los costos de oportunidad por reducciéon de consumo (costos alternativos), asi como los
costos de inversion, conexién y contratos. Adicionalmente, las inversiones en tecnologia podrian
generar externalidades positivas en la administracion de procesos internos y gestion de consumo.

La ecuacion 3.3 modela el balance de SSCC para una demanda adjudicada a SSCC de CF:

BalanceSCG+Dj,h = PagOSCG+Dj,h + (Pj,sc,h “qij,sc,h " Vj,sch* FDj,sc,h) _(Cj,sc,h *qj,sc,h” yj,sc,h)

Valor Adjudicado Costos Alternativos

3.3)
Donde:

» BalanceSCq.p; ,: Balance de pagos por SSCC que enfrenta la demanda j para la hora h con
generacion y demanda adjudicadas.
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» PagoSCg.p;,: Proporcion de pagos por SSCC que realiza la demanda j para la hora h con
generacion y demanda adjudicadas.

= P; scn: Oferta Unitaria en USD/MWh de la demanda j por proveer el servicio complementario
sc en la hora h.

= ¢;sc,n: Potencia en MW adjudicada por la demanda j por proveer el servicio complementario
sc en la hora h.

= ¥;.sc,n: Factor de activacion de la demanda j por proveer el servicio complementario sc para la
hora h.

s FD; s 5: Factor de desempefio de la demanda j por proveer el servicio complementario sc para
la hora h.

# Cj sc.n: Costo unitario en USD/MWh de la demanda j por proveer el servicio complementario
sc para la hora h.

Por tanto, la demanda tendria incentivos para participar en el mercado de SSCC si es que su balance
de pagos por SSCC cuando es adjudicada es menor a su balance de pagos cuando solo participa la
generacion. La siguiente ecuacién modela lo anterior:

BalanceSCGJrDj,h < BalanceSCGjyh (3.4

Es importante destacar que al ser las cargas las que se hacen cargo de los pagos por SSCC
complementarios, todos aquellos para quienes podria resultar rentable participar tendrian incentivos a
invertir para hacerlo, ya que de no hacerlo, la reduccién de costos no seria efectiva. Esto evidentemente,
es condicional a que la participacion de la demanda pueda desplazar la adjudicacién de SSCC arecursos
de generacion.

Esto se aclara mejor en las figuras 3.4 a 3.7, que ilustran un sistema con cuatro unidades de
generacion: A, B, C y D, asignadas a abastecer una demanda especifica en una hora no solar. Se asume
que, durante las horas solares, la demanda quedaria excluida de la participacion de SSCC, ya que las
reservas se adjudicarian a unidades ERYV, tal como lo reflejan los programas de Operacion a partir del
21 de octubre de 2024.

La figura 3.4 muestra una curva de oferta con costos variables crecientes, que representa a las
unidades de generacion mencionadas y su capacidad para abastecer una demanda especifica, indicada
por la linea vertical negra. En este escenario, la unidad A se encuentra operando a su potencia
méxima, mientras que la unidad B posee reserva para CTF(+) (linea punteada) y ambas unidades estdn
generando de manera inframarginal. La unidad C, por su parte, opera a una potencia intermedia que
cubre el resto de la demanda, mientras que la central D permanece apagada.

Si en lugar de la unidad B se hubiese asignado una carga para prestar CTF(+), podriamos tener el
escenario de la figura 3.5. En este caso, la carga podria capturar el Valor Adjudicado de la unidad B
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y el costo de oportunidad en el que incurrié dicha unidad al mantener una reserva inframarginal para
CTF(+). Esta renta, podria entenderse como un limite inferior de los beneficios de la demanda partici-
pante, lo que permitiria que, en un primer momento, la demanda desplazaria los valores adjudicados
y los costos de oportunidad asociados a unidades asignadas a CTF(+), como se muestra en el drea

sombreada.
USD/MWh USD/MWh
D D
[ (12
B 1. J
A A
MW . . ; . : . MW
Figura 3.4: Escenario 1. Figura 3.5: Escenario 2.
Fuente: Elaboracion Propia. Fuente: Elaboracion Propia.

Por otro lado, en la figura 3.6, se incluye la unidad E, que ha sido despachada a Minimo Técnico y
se encuentra operando por sobre el costo marginal, situacion que genera sobrecostos para el sistema.
Esta unidad esté asignada a prestar SC de CTF(+), representado con una linea punteada.

En esta situacion, si la demanda hubiese sido asignada para la prestacion de CTF(+), podria liberar
reservas que le permitiria capturar los sobrecostos que genera la unidad E (4rea sombreada en la figura
3.7).

Con lo anterior, la demanda podria obtener beneficios significativos al adjudicarse reservas de
SSCC, ya que sus pagos por estos servicios podrian reducirse. En un primera instancia, podria
desplazar Valores Adjudicados y Costos de Oportunidad. Sin embargo, si se cumplen las condiciones
adecuadas, también podria desplazar generacion de centrales que se encuentran operando con un costo
variable superior al costo marginal.
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Figura 3.6: Escenario 3. Figura 3.7: Escenario 4.
Fuente: Elaboracién Propia. Fuente: Elaboracién Propia.

Cabe mencionar que estos beneficios se derivarian de los resultados de la operacion real; sin
embargo, las adjudicaciones son determinadas en la etapa de programacion. Por lo tanto, dependen
de los diferenciales de costos de operacion entre un escenario en el que el CTF(+) es provisto por la
generacion y otro en el que lo aporta la demanda, lo cual seria equivalente a un escenario sin dicho
requerimiento cubierto con recursos de generacion.

En este contexto, supongamos que la situacion de la figura 3.4 corresponde al resultado de la progra-
macion de la operacion, donde la unidad B es asignada a prestar CTF(+) de manera inframarginal. Si
una carga participara en el proceso de subastas de CTF(+), podria liberar reservas inframarginales que
podrian ser destinadas a generacion. Esto permitiria reducir la necesidad de generacion proveniente
de unidades con costos mds elevados e incluso evitar el despacho de ciertas unidades. Esta situacion
seria evaluada por la coptimizacion, que podria identificar una disminucién en los costos de operacién
y por ende asignar a la demanda para la prestacion de CTF(+) en lugar de a la generacion.

Cabe mencionar que el desplazamiento de una sola unidad provoca que la diferencia en el costo de
operacion sea igual al costo de oportunidad, como se observa en el caso de la figura 3.5. Sin embargo,
cuando se desplaza la generacion de multiples unidades, el costo de oportunidad, calculado en el
balance, resulta superior a la variacion en los costos de operacion.

Por otro lado, si la adjudicacion de la demanda para la prestacion de CTF(+) genera cambios en
los costos marginales, esto podria reducir los costos de oportunidad. Sin embargo, también podria
ocasionar un aumento en los sobrecostos del sistema segiin lo que evidencia el drea de color verde
en las figura 3.9. Esto implica que el impacto final de la asignacién de la demanda para CTF(+) no
sea evidente de forma inmediata. Una evaluacién completa de esta situacion serd abordada en una
publicacién futura.
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Figura 3.8: Escenario 5. Figura 3.9: Escenario 6.
Fuente: Elaboracién Propia. Fuente: Elaboracién Propia.

Es importante sefialar que los incentivos mencionados corresponden a beneficios individuales; sin
embargo, dado que existen varios agentes que podrian participar, es necesario analizar la participacion
especifica de cada usuario final para estudiar la posible existencia del fenémeno de freeriding. Para
ello, se desarrollard un ejemplo simplificado, equivalente a un equilibrio de Nash, que modela la
dindmica de los usuarios finales que desean o no desean participar y demuestra que la estrategia
dominante es que todos los actores de la demanda participen.

= Consideraciones Generales

Como primera consideracion, se tomard una situacion similar a la mostrada en la figura 3.4,
en cuya primera instancia una unidad generadora serd adjudicada para proveer CTF. Cabe
mencionar que la unidad en cuestion serd considerada de tipo GNL. Ademads se supondrd que el
costo operacional por el requerimiento de CTF es de 400 USD.

Por otro lado, se tienen 2 cargas habilitadas para la prestacién del CTF: C1 y C2, de igual tamafio
y conectadas al sistema en una hora determinada, donde se asume lo siguiente:

e C1 y C2 tienen informacidn perfecta.

* C1 y C2 compiten en precios asociados a subastas.

* C1y C2 pueden prestar el requerimiento completo de CTF
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Carga | Costo SC
C 150 USD
C, | 200 USD

Tabla 3.1: Costos por proveer SC para C1 y C2. Fuente: Elaboracién Propia.

A continuacion se muestran los 4 casos posibles, para la participacion de ambas cargas, que
concluirédn con el hallazgo del equilibrio de Nash para la situacion presente:

= Casos Posibles

1. Caso 1:C=No Participa C,=No Participa
Ambas cargas no participan del proceso de Subastas.

CostoSC = 400 [USD] (3.5)

En este caso la provision del SC estd dado exclusivamente por una unidad generadora,
quien se adjudica la totalidad del requerimiento, lo que conlleva a un costo operacional por
SC de 400 USD. Por lo tanto C; y C, no reciben beneficios econémicos de la provision
del CTF y deberdn pagar lo correspondiente a la prorrata de sus retiros. Al ser cargas de
igual tamafio sus prorratas por CTF serdn iguales:

BalanceSCcy, =400 - 0.5 =| -200 [USD] (3.6)
BalanceSCcy, =400-0.5 =| -200 [USD] (3.7)

2. Caso 2: C=Participa,C,=No Participa.
La carga C; participa de la subasta de CTF, no asi C,.

CostoSC =390 [USD] ~ 400 - A (3.8)

Dado que en este caso la carga C| no enfrentaria competencia de parte del otro agente de
la demanda, ofrecerd un total de 400-A, (en este caso 390 USD por simplicidad), lo que
le otorgara la adjudicacion de todo el requerimiento de CTF en reemplazo de la unidad
generadora. Esta nueva adjudicacion hard que el costo operacional disminuya a 400-A. Por
lo tanto el nuevo balance de ambas cargas se muestra a continuacion:

BalanceSCcy, =390 -150-390-0.5=| 45 [USD] (3.9)
BalanceSCcy, =390-0.5 =| -195 [USD] (3.10)

Dado que en este caso la carga Cy, se encuentra en una situacion monopdlica del lado
de la demanda, ofrecerd un precio que le permita obtener las maximas retribuciones por
el servicio otorgado. Este precio, a su vez, debe cubrir sus costos por prestar el SC. La
adjudicacion, al internalizar la oferta de la carga y los costos de la unidad generadora, serd
realizada a la demanda para cualquier valor que sea inferior al costo de generacion.
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3. Caso 3: Cr=Participa,C=No Participa.
La carga C; participa de la subasta de CTF, no asi Cs.

CostoSC =390 [USD] ~ 400 — A (3.11)

En este caso, andlogo al anterior,la carga C; es la tnica demanda que oferta para prestar
CTF. Esta decide ofertar un total de 400-A, (en este caso 390 USD por simplicidad), lo que
le otorgard la adjudicacion de todo el requerimiento de CTF en reemplazo de la unidad
generadora. Esta nueva adjudicacion hara que el costo operacional disminuya a 400-A. Por
tanto el nuevo balance de ambas cargas se muestra a continuacion:

BalanceSCcy, =390-0.5 =| -195 [USD] (3.12)
BalanceSCcsj =390 —200-390-0.5=| -5 [USD] (3.13)

4. Caso 4:C=Participa,C,=Participa.
Ambas cargas participan de las subastas de CTF.

CostoSC =190 [USD] ~ 200 - A (3.14)

En el caso 4, ambos agentes de la demanda participan, por lo que existiria competencia
directa .2 la Bertrand"por la prestacion del servicio. Como resultado, el agente con menor
costo presentard una oferta levemente inferior al costo de su competidor, y la carga con
mayor costo ofertard su costo. Por lo tanto, C; ofertaria 200-A, que se aproximard a 190
por simplicidad, y terminaria siendo adjudicado.

Luego, el balance de pagos por CTF se muestra en la siguiente ecuacion:

BalanceSCcy, =190 =150 -190-0.5 =| -55 [USD] (3.15)
BalanceSCcy, =190-0.5 =] -95 [USD] (3.16)

A partir de los cuatro casos, se construye una matriz de pagos similar a la utilizada en el
dilema del prisionero tipico con tal de encontrar el equilibrio de Nash:

37



Capitulo 3. Contexto Normativo Chileno

= Matriz de Pagos

Participa  No Participa

B | (-55,-95)| | (45,-195)
B

c1j®
q
Z
Bl (1195, -5) | (-200, -200)
2

Figura 3.10: Matriz de Pagos en [USD].
Fuente: Elaboracién Propia.

Los pagos asociados a C1 se encuentran en el primer componente de cada tupla de la matriz, mientras
que los pagos de C2 estdn registrados en el segundo componente. Teniendo esto en consideracion, se
desprende que tanto para C1 como para C2 la estrategia dominante corresponde a participar, ya que,
al fijar la estrategia del contrario, los pagos relacionados a la decision de participar son mayores a los

de no participar.

En especifico, si la decisiéon de C2 fuese participar, la alternativa mas rentable para C1 seria
participar, ya que tendria un balance de -55 en comparacion con -195. Asimismo, si C2 decidiera no
participar, la alternativa mds rentable seguiria siendo participar, ya que el balance corresponderia a 45
en contraste con -200 de no participar. El andlisis para C2, fijando la decisién de C1, es equivalente,
y consecuentemente, como para ambos actores la estrategia dominante es participar, el equilibrio de

Nash corresponderia a que ambos participaran.

Una forma de interpretar este equilibrio es que la tnica forma de asegurar que los ahorros en los
costos de provision de SSCC se materializardn, es si cada participante de la demanda para el que seria
rentable hacerlo oferta, ya que en caso de que otro cliente intentara ofertar un valor mds alto para
capturar todas las rentas, siempre estard la oferta propia, incluso si no es la mds baja, “‘como respaldo”

para ser adjudicada.

Es importante sefialar que el ejemplo anterior es hipotético y busca mostrar de forma simple cémo
seria la dindmica entre los actores en un sistema eléctrico con provisiéon de SSCC y participacion tanto

de generaciéon como de demanda.

En el capitulo siguiente, se aproximaran los recursos potencialmente flexibles de la demanda y se
estimarén los costos que se observan en la operacién real y el diferencial de costos de operacién, para
no solo establecer si existirian rentas suficientes que podrian incentivar la participacién de la demanda,
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sino que ademds si podrian ser adjudicados en la programacién diaria de la operacion.

39



Capitulo 4

Descripcion Estadistica

En este capitulo se abordard el andlisiS necesario para estimar rentas que pudiesen incentivar la par-
ticipacion de la demanda en la prestacion del CTF, especificamente en el CTF(+). Como primer paso,
se estudiardn las ofertas y las adjudicaciones de la demanda en uno de los mercados internacionales
previamente analizados, lo cual permitird identificar oportunidades aplicables al contexto chileno.

Luego, se examinaran las caracteristicas de las cargas conectadas en diversas zonas geograficas
del sistema eléctrico chileno y se dimensionardn los retiros de energia en un periodo especifico. Este
andlisis contribuird a evaluar la potencial capacidad de la demanda para desplazar las asignaciones
actuales de SSCC. En linea con lo anterior, se establecerd una base estadistica sobre las unidades
generadoras actualmente asignadas a estos servicios, analizando aspectos como el valor de las asig-
naciones de potencia, los tipos de tecnologia involucrados y su participacién en otros productos del
mercado eléctrico.

Finalmente, el capitulo se unird estos aspectos para comprender el posible rol de la demanda en las
transacciones de SSCC. Esto incluird un ejercicio de estimacion de los costos sistémicos asociados
a SSCC y una evaluacion estadistica de las potenciales rentas que incentiven la participacion de los
clientes libres en el CTF(+). Asi, se busca definir tanto las oportunidades como los incentivos para
lograr la participacién de la demanda en el CTF(+).

4.1. Participacion de la demanda en mercados internacionales

Como se analiz6 previamente, PJM, CAISO y AEMO permiten la participacion de la demanda tanto
en SSCC como en el mercado de energia. En este contexto, resulta conveniente para el propdsito de
este estudio conocer los precios y adjudicaciones de la demanda en los mercados mencionados, a fin
de obtener una vision sobre las oportunidades que podria tener la demanda en el mercado chileno.

Para lograr lo anterior se utilizaran datos de CAISO que a través de su plataforma OASIS !, permite
acceder a registros de diversas variables que influyen en la operacion del mercado californiano. De
este modo, es posible obtener estadisticas sobre la participacion de la demanda, las cuales se presentan

'Disponible en http://oasis.caiso.com/mrioasis/logon.do
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Figura 4.1: Curva de duracion de los precios adjudicados en CAISO para la participacion de la demanda en
Energia para 2022-2023. Fuente: Elaboracién Propia en base a registros de CAISO.
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Figura 4.2: Curva de duracién de los MW adjudicados en CAISO para la participacion de la demanda en Energia
para 2022-2023. Fuente: Elaboracion Propia en base a registros de CAISO

Como se muestra en las figuras 4.1 y 4.2, las adjudicaciones a la demanda en el Day Ahead Market
superaron los 700 USD/MWh aproximadamente el 15 % del tiempo en 2022 y cerca del 25 % en 2023.
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Asimismo, se observa que los precios por debajo de 200 USD/MWh se encontraron en torno al 30 %
del tiempo. Cabe destacar que CAISO establece un limite de oferta de 1000 USD/MWHh en todas las
horas y de 2000 USD/MWh para ciertas horas del periodo, para las ofertas de energia, incluyendo
aquellas provenientes de recursos de respuesta de la demanda. Este limite tiene como objetivo prevenir
el ejercicio de poder de mercado; por ende, cualquier oferta que supere este umbral debe justificar su
precio mediante la verificacion de costos.

Por otra parte, no se encontraron ofertas provenientes de la demanda para Servicios Complementa-
rios, solo para energia, lo que podria indicar que el mercado de energia resulta mds atractivo para la
demanda que el mercado de SSCC.

En conclusidn, si bien la demanda en CAISO ofert6 valores elevados, un porcentaje significativo del
tiempo las adjudicaciones fueron a ofertas inferiores a 150 USD/MWh, que seria un precio mds cercano
a escenarios en el contexto nacional. Estos resultados aportan contexto sobre el comportamiento de la
demanda y sentarédn las bases para las siguientes secciones, donde se analizarédn los clientes en Chile
y su relacién con las rentas disponibles en el mercado de SSCC del SEN.

4.2. Demanda Flexible en el SEN

En el estudio Assessment of industrial load for demand response across U.S. regions of the western
interconnect de la Ref. [23], se analizan las diversas cargas industriales en Estados Unidos que podrian
ofrecer respuesta de la demanda basado en la clasificacién SIC de dos digitos 2. Este estudio incluye
una revision de los procesos internos dominantes y los Servicios Complementarios en los que estas
industrias podrian participar, considerando su comportamiento y tiempos de respuesta. Donde el SC
de reserva flexible podria ser homologable a CTF, ya que el tiempo médximo en que una unidad debe
entregar su potencia comprometida es de 20 minutos, con un periodo maximo de prestacion de una
hora, lo cual es similar al CTF.

La tabla 6.1 muestra algunos de los sectores industriales capaces de ofrecer servicios de Reserva
Flexible. Entre los sectores industriales destacados se encuentra la produccion quimica, la refineria de
petréleo, la produccidn de plasticos y la industria metaldrgica primaria. Todas ellas operan actualmente
como clientes libres en el SEN, como se vera mas adelante.

Dicho lo anterior, en esta seccion se utilizard, el estudio mencionado para identificar, clasificar y
cuantificar clientes libres conectados al SEN que por sus caracteristicas internas podrian participar
del CTF. Lo anterior sin perjuicio de que la demanda pueda adquirir mayor flexibilidad con el uso de
sistemas BESS.

Para efectos de este andlisis se considerd lo siguiente:

Disponible en: https://siccode.com
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= El periodo estudiado correspondi6 a los meses de enero, marzo, abril, julio y octubre de 2023.
Cada uno de estos meses representa condiciones de abastecimiento particulares de diferentes
épocas del afio.

= Se utilizaron la gama completa del cédigo SIC de dos digitos, debido a que el estudio de la
Ref. [23] abarca solo ciertos sectores industriales.

= Se analizaron los consumos asociados a las barras de 220 kV, 154 kV, 110 kV y 66 kV,
considerando que las barras de menor tension suelen poseer clientes libres en distribucion, los
cuales no se abordan en este documento.

= Se supuso un 15 % de demanda flexible por cada carga estudiada, acorde a lo indicado en el
estudio de condiciones de competencia de CI del ISSCC 2022 [18].

= Segtn las bases de licitacién de CI de 2023 [19] se supuso como posibles prestadores de CTF
a las cargas cuya demanda flexible posterior a la reduccién indicada en el punto anterior, sea
igual o superior a I MW. Esto considerando que eventualmente se podria colocar otra cantidad
minima en las subastas de CTF.

= Para dimensionar los recursos que podrian participar de forma individual, se asumi6 una potencia
igual o superior a 5 MW.

La figura 4.3 muestra la disponibilidad de demanda flexible para CTF en los meses mencionados
previamente considerando una reduccién de consumo del 15 % de su potencia nominal.

En esta linea, las barras de 220 kV agrupan a los clientes libres mds grandes, lo que permite una
mayor disponibilidad de demanda flexible de forma individual con valores que se concentran entre 1
MW y SMW y que pueden llegar a cerca de 35 MW. Por otro lado, las barras de 154 kV y 110 kV
suelen tener recursos de alrededor de 3 MW, con algunas excepciones que llegan a los 15 MW y 35
MW, respectivamente. Por dltimo, las barras de 66 kV generalmente se mantienen cerca de 1 MW,
aunque en ciertas ocasiones pueden alcanzar los 5 MW.

Por lo tanto, se observa que las reservas disponibles para CTF, considerando cargas individuales,
varian entre 1| MW y 35 MW. Esto se calcula con un margen de disponibilidad del 15 % de su potencia
nominal, pero podria incrementarse si se habilita un porcentaje mayor para los recursos de respuesta
de la demanda. Por otro lado, todas las cargas interesadas en participar podrian utilizar sistemas BESS
para ganar mayor flexibilidad y disponibilidad de recursos.
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Figura 4.3: Demanda flexible disponible para CTF en 2023 por barras considerando un 15 % de reduccién de
consumo. Fuente: Elaboracién propia.

Otra forma relevante de aumentar la disponibilidad de recursos de demanda para CTF es mediante
la agregacion de esta, lo cual implica agrupar consumos que puedan ser despachados de manera
simultdnea. La figura 4.4 muestra la disponibilidad de recursos conectados a una misma barra para
una hora determinada, considerando un 15 % de su potencia nominal.

Los resultados indican un aumento en la demanda flexible en todas las barras, siendo mds notable
en las barras de 220 kV, 154 kV y 110 kV, y en menor medida en las de 66 kV. Si bien la disponibilidad
maxima sigue siendo similar en ambos casos, se observa un incremento en la frecuencia de situaciones
con disponibilidades altas. Esto se debe a que las barras que pueden proveer los maximos valores poseen
una Unica carga conectada.

Mientras que en el caso de cargas individuales conectadas en 220 kV los valores se concentraban
entre 1 y 5 MW, de manera agrupada se sitian entre 3 MW y 12 MW. Por otro lado, las barras de
154 kV y 110 kV pueden concentrar sus disponibilidades entre 1 MW y un valor cercano a 4 MW.
Finalmente, en las barras de 66 kV se evidencia un aumento en los casos que alcanzan 1 MW.
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reduccién de consumo. Fuente: Elaboracién propia.

Por otra parte, la figura 4.5 muestra la disponibilidad de recursos clasificados por industria segtin
un codigo de dos digitos (cédigo SIC). En ella se observa que el mayor aporte podria provenir de
las industrias mineras (10) y de la industria primaria del metal (33). Asimismo, se identifican cargas
que, segun el estudio de la Ref. [23], pueden prestar CTF, como lo son: la industria papelera (26),
la industria quimica (28), las refinerias de petréleo (29) y la industria cementera (32), dado que la
desconexién de sus procesos internos predominantes podria cumplir con los tiempos requeridos para
su despacho. Cabe mencionar que los procesos internos de cada industria no necesariamente limitarian
la disponibilidad del recurso, ya que los sistemas de almacenamiento BESS podrian ser una alternativa

para participar del CTF y disminuir costos por SC.
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Figura 4.5: Demanda flexible agregada disponible para CTF en 2023 por c6digo SIC considerando un 15 % de
reduccién de consumo. Fuente: Elaboracién propia.

Cabe mencionar que si se supone que el SEN se encuentra sin congestiones de lineas de transmision
o desacoples en los costos marginales, se podria alcanzar el nivel maximo de disponibilidad de recursos
por parte de la demanda a nivel nacional. Sin embargo, esto no siempre sucede, lo que conlleva a
menudo a que el SEN se divida en subsistemas mas pequefios que pueden operar de manera aislada o
presentar diferencias en los precios de energia.

La formacidén de subsistemas cobra especial relevancia cuando existen instalaciones asignadas para
CTF en una zona especifica que, debido a situaciones sistémicas anormales, no pueden prestar el
servicio en otras zonas del SEN. En consecuencia, se deben activar otras instalaciones que reemplacen
a las programadas, y que podrian generar mayores costos al sistema.

La tabla 4.1 define el sistema eléctrico principal (SEN), y los 3 tramos de linea mas frecuentes que

generan zonas de conexion aisladas o desacopladas en precios de energia para los meses representativos
del afio 2023.

Coédigo | Sistema principal Tramo(s) no habilitado(s)
(SEN) SEN -
(D SEN Lastarra 220 kV->Ciruelos 220 kV
2) SEN Rancagua 154 kV->Minera Valle Central 154 kV
Lastarria 220 kV->Ciruelos 220 kV
(3) SEN . .
Linares 66 kV->Chacauin 66 kV

Tabla 4.1: Subsistemas mas frecuentes en el SEN para los meses representativos del 2023.
Fuente: Elaboracion propia en base a registros del CEN.
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Subsistema | Maximo [MW] | Minimo [MW] | Promedio [MW] | Desviacién Estindar [MW]
(SEN) 623,17 459,26 545,30 22,51
(D) 591,99 473,11 529,37 23,6
(2) 577,56 448,03 526,03 29,14
3) 575,31 445,59 521,70 24,10

Tabla 4.2: Recurso disponible por parte de clientes libres para CTF. Fuente: Elaboracién propia.

Como se muestra en la tabla 4.2, cuando el SEN estuvo completamente acoplado, bajo los supuestos
senalados anteriormente, se habria dispuesto de un promedio de 545,30 MW en recursos de respuesta
de la demanda, considerando un 15 % de disponibilidad en todas las barras de 220 a 66 kV. Sin
embargo, la formacion de subsistemas reduciria la efectividad de los recursos disponibles, aunque
ello aplica tanto para generacién como para la demanda. A pesar de esto, ain en las horas de menor
disponibilidad, la potencia despachable por la demanda no cae por debajo de los 400 MW, lo cual
es significativo si los requerimientos de CTF son de magnitud similar. Ademds, los niveles maximos
pueden alcanzar aproximadamente 620 MW, lo que, eventualmente podria cubrir completamente los
requerimientos horarios de CTF, y lo restante ser utilizado en CSF y CPF en caso de habilitar a la
demanda para estos servicios.

En conclusion, en términos de capacidad disponible, existirian suficientes recursos de parte de la
demanda para cubrir gran parte, e incluso la totalidad dependiendo de la hora, de los requerimientos
de CTF+. Se debe tener en consideracion, ademds, que no es estrictamente necesario flexibilizar de
manera directa los procesos, ya que la incorporacion de sistemas BESS podria ayudar a cubrir las
necesidades de consumo cuando la demanda sea instruida para la prestacion del servicio.

Por otro lado, en condiciones 6ptimas, el SEN dispone de hasta 545,30 MW en recursos de demanda
flexible, aunque esta cifra disminuye con la formacién de subsistemas. Incluso en horas de menor
disponibilidad, se mantiene un minimo de 400 MW, alcanzando hasta 620 MW.

4.3. Requerimientos y asignacion de instalaciones para CTF(+)

Un punto importante para motivar la participacién de la demanda en el SC de CTF es dimensionar
bien los requerimientos y asignaciones horarias de este servicio. Por un lado, mientras mayor sea
el requerimiento, mds probable es que la demanda logre desplazar una central completa, lo que
aumentaria las rentas disponibles. Por otro lado, si los requerimientos son bajos, la demanda podria
adjudicarse el SC en su totalidad, dejando recursos disponibles que se podrian usar tanto en CPF como
en CSF.

Los requerimientos horarios de SSCC de CF son el resultado del estudio de Control de Frecuencia 'y
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Determinacion de Reservas® y publicados mediante el Informe de SSCC* del Coordinador de manera
anual y actualizado durante el afio en curso. La determinacion de requerimientos horarios de SSCC se
identifican para 6 bloques horarios, en dias laborales y no laborales en estacionalidades Otofio-Invierno
y Primavera-Verano. La tabla 4.3 muestra los requerimientos de CTF(+) para 2022 y 2023:

Otofio-Invierno Primavera-Verano
Bloque Horario Dia Laboral | Dia No Laboral | Dia Laboral | Dia No Laboral
2022 | 2023 | 2022 | 2023 | 2022 | 2023 | 2022 | 2023
Bloque 1 (22:00-01:59) 154 | 173 | 145 181 162 | 107 | 194 162
Bloque 2 (02:00-06:59) 68 120 | 36 95 78 71 63 127
Bloque 3 (07:00-09:59) 300 | 277 | 267 334 314 | 251 | 326 313

Bloque 4
(otono-invierno 10:00-15:59) 85 195 96 146 54 181 48 194
(primavera-verano 10:00-16:59)

Bloque 5
(otofio-invierno 16:00-18:59) 268 | 375 | 299 385 179 | 250 | 178 381
(primavera-verano 17:00-19:59)

Bloque 6
(otofio-invierno 19:00-21:59) 183 | 216 | 164 109 210 | 243 | 233 213
(primavera-verano 20:00-21:59)

Tabla 4.3: Reserva requerida de CTF(+) para 2022 y 2023.
Fuente: Elaboracion propia en base al CEN.

La tabla anterior muestra que los valores de requerimientos aumentaron en la mayoria de los
bloques horarios de 2022 a 2023. Ademas, se identifican las horas de rampas solares como las de
mayor requerimiento debido a la alta variabilidad de las centrales ERV. En contraste, los bloques con
menor requerimiento de CTF(+) son los bloques 2 y 4, explicados por la baja demanda en las horas
de la madrugada y la mayor disponibilidad de recurso solar, respectivamente.

Ademéds se identifica que los requerimientos varian entre 36 MW y 375 MW. Esto indica que la
demanda podria tener chances de desplazar centrales completas, dado que los recursos de respuesta
de la demanda podrian llegar a unos 400 MW como minimo. Sin embargo, esto solo seria posible en
horas no solares, ya que se espera que en las horas solares las unidades ERV sean las asignadas para
SSCC, y que asi lo demuestran las adjudicaciones de CTF(+) posteriores al 20 de octubre del 2024.

3Disponible en: https://www.coordinador.cl/operacion/documentos/estudios-para-la-seguridad-y-calidad-del-
servicio/control-de-frecuencia-y-determinacion-de-reservas/
“4Disponible en:https://www.coordinador.cl/operacion/documentos/servicios-complementarios/isscc/
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Figura 4.6: Proporcién adjudicacién horaria acumulada por tecnologia CTF+ 21 octubre 2024- 31 noviembre
2024. Fuente: CEN

Por otro lado, la figura 4.7 muestra la distribucién por bloque horario de las adjudicaciones in-
dividuales para CTF(+), lo que puede entregar una idea sobre los montos necesarios para que sea

desplazada la adjudicacion de un generador por parte de la demanda, ya se que participe de manera
individual o agregada.
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Figura 4.7: Adjudicaciones de CTF+ en MW para los 6 bloques horarios del dia en 2022 y 2023. Fuente:
Elaboracién Propia
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La grafica muestra una concentracion uniforme de adjudicaciones que, en la mayoria de los bloques
horarios, no superan los 50 MW, con algunos montos incluso menores a I MW. Sin embargo, también
se observan casos atipicos en los que los montos adjudicados superan los 200 MW en los bloques de
mayor requerimiento. Esto sugiere que, en ciertas horas, una sola unidad puede cubrir una gran parte
de las reservas necesarias, lo que podria reducir las oportunidades de despacho de la demanda en esos
bloques para este SC en caso de que a nivel agregado no exista la suficiente capacidad para cubrir todo
el requerimiento.

Otro aspecto importante es el tipo de tecnologia que resulta adjudicada para el CTF(+), ya que
esto determinard las oportunidades que podrian tener los usuarios finales para desplazar centrales
completas y reducir pagos por SC. Por ejemplo, si el CTF+ se asignara exclusivamente a unidades
de carboén, la demanda podria ver ahorros en valor adjudicado, costos de oportunidad, y sobrecostos
asociados exclusivamente a la prestacién de reservas’, ya que este tipo de tecnologia, debido a sus
largos tiempos de partida y detencidn, permanece siempre encendida y opera entre su minimo técnico
y potencia maxima. En cambio, unidades generadoras de carbon, diésel e hidro podrian eventualmente
ser desplazadas en su totalidad, en caso de que el ahorro supere los costos de encendido y apagado.

En las figura 4.8 se observa la proporcion de las adjudicaciones de CTF(+) versus el requerimiento
horario en horas no solares para distintos tipos de tecnologia:
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Figura 4.8: Proporcién del requerimiento horario total para CTF+ por tecnologia para dia laboral en Otofio
Invierno de 2022-2023. Fuente: Elaboracién propia.

En el caso de los servicios de subida, el sobrecosto asociado a las reservas corresponderia a su activacién. Asi por
ejemplo, de no activarse, el sobrecosto exclusivo de la reserva serfa igual a cero, mientras que de activarse durante una
hora completa, serfa igual al total de la reserva empelada.
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De lo anterior se concluye que las unidades de generacion diésel, carbon y otras tecnologias, como
las cogeneradoras, no logran cubrir en ninglin momento el requerimiento horario completo. Ademads,
tanto el carboén como las otras tecnologias, durante el 20 % del periodo, no superan el 40 % del
requerimiento total.

Por otra parte, las centrales hidro experimentan la mayor variabilidad entre estaciones, principal-
mente debido a los cambios en los caudales disponibles a lo largo del afio. También pueden enfrentar
limitaciones para la prestacion de SSCC con el fin de mantener niveles de generacion estables para
los meses de regadio.

Un comportamiento similar es observado en el resto de los casos, esto es, primavera-verano en
horario laboral y no laboral, y otofio-invierno en dia no laboral, lo que se presenta en las figuras 4.9,
4.10 y 4.11 respectivamente
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Figura 4.9: Proporcién del requerimiento horario total para CTF+ por tecnologia para dia laboral en Primavera
Verano de 2022-2023. Fuente: Elaboracion propia.

51



Capitulo 4. Descripcion Estadistica

Carbén
1.0 Diésel
Gas
—— Hidro
—— Otros

0.8

0.6

Proporciéon CTF+/Requerimiento

0.2

0.0

0 20 40 60 80 100
Porcentaje de Tiempo (%)

Figura 4.10: Proporcién del requerimiento horario total para unidades asignadas solo a CTF+ por tecnologia

para Otofio Invierno de 2022-2023. Fuente: Elaboracion propia.
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Figura 4.11: Proporcién del requerimiento horario total para unidades asignadas solo a CTF+ por tecnologia
para dia no laboral en Primavera Verano de 2022-2023. Fuente: Elaboracién propia.

Siguiendo con lo anterior, las tecnologias mencionadas son las que mas variacion presentan durante
el afio. Por otro lado, el carb6n y otras tecnologias no presentan variaciones relevantes para este
estudio.
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En resumen, dada la distribucién de adjudicaciones por tecnologia, y los montos adjudicados por
unidad, se podria concluir que, al menos desde la perspectiva de disponibilidad de recursos, existiria
espacio para la participacion de la demanda en la prestacion de CTF(+) fuera de horario solar, siendo
particularmente relevante los horarios de entrada y salida del sol.

Por otra parte, se hace necesario estudiar las rentas asociadas a la prestaciéon de CTF(+) que podria
capturar la demanda por prestar este SC. De ello depende en gran parte los incentivos que pueda tener
para ofertar y adjudicarse este SC, como se verd a continuacion.

4.4. Rentas sistémicas para la demanda por el SC de CTF(+)

Esta seccion se centra en evaluar los costos asociados a la prestacion de CTF(+) durante los afios
2022,2023 y enero hasta mayo de 2024, con el fin de estimar los beneficios econdmicos potencialmente
capturables por la demanda. Este andlisis busca determinar si el desplazamiento de unidades podria
crear un ahorro suficiente para incentivar la participacién de la demanda en CTF(+).

Para el andlisis, se consideran dos conceptos fundamentales: primero, las variables que el programa
de operacion podria optimizar en términos de energia y reservas, lo que permitiria asignar la demanda
al CTF(+) y generaria lo que llamaremos rentas programadas. Segundo, los costos reales enfrentados
por los agentes, reflejados en costos de oportunidad, sobrecostos y valor ofertado, los cuales seran
denominados como rentas reales.

Las rentas programadas representan las rentas méximas que la demanda podria capturar siendo
adjudicada para la prestacion de CTF(+). Asi por ejemplo, si un solo agente de la demanda pudiera
satisfacer la totalidad del requerimiento y ofertara un valor superior a dichas rentas programadas,
entonces no resultaria adjudicada, ya que el resultado de la optimizacién conjunta de energia y reservas
privilegiaria la alternativa mds econdmica para la prestacion del servicio, la cual corresponderia a
unidades generadoras proveyendo el servicio. Por lo contrario, de ofertar cualquier valor inferior a las
rentas programadas, entonces la co-optimizacion arrojaria un menor costo de operacién adjudicando
a la demanda en vez de unidades generadoras.

En cuanto a las rentas reales, estas determinarian el ahorro efectivo que podria enfrentar la demanda,
por cuanto esta es la que se termina haciendo cargo de los costos asociados a los pagos laterales, al
existir usualmente cldusulas de traspaso de estas partidas de costos en los contratos de suministro. A
su vez, como las rentas reales pueden diferir de las rentas programadas, la existencia de las primeras
no garantiza que la demanda pueda ser adjudicada, y la existencia de las segundas, tampoco garantiza
la conveniencia de su participacion en la prestacion de CTF(+). A modo ilustrativo, si existieran rentas
reales suficientemente elevadas como para cubrir los costos de participacion, pero no existieran rentas
programadas, la demanda no seria adjudicada, y por lo tanto no podria capturarse el beneficio de su
participacion. Por el contrario, si las rentas programadas fueran superiores al costo de participacion,
pero no existieran rentas reales, a pesar de que la adjudicacion de la demanda derivaria en una operacién
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mads econdmica, en la prictica no aportaria a disminuir los pagos realizados por la demanda. Por lo
mismo, su estimacion se vuelve crucial, ya que si las rentas programadas fueran consistentemente
superiores a las rentas reales, entonces seria necesario imponer un valor mdximo basado en las rentas
reales estimadas, mientras que si las rentas programadas fueran consistentemente inferiores a las rentas
reales, su participacion podria derivar en un beneficio incluso ante la ausencia de un valor mdximo. De
igual manera, de constatarse que las rentas reales permitirian incentivar la participacion de la demanda,
cubriendo sus costos, pero las rentas programadas fueran significativamente inferiores, al punto de
no permitir su adjudicacién, entonces podria ser necesario evaluar mecanismos de adjudicacién
alternativos.

4.4.1. Calculo de rentas programadas asociadas a CTF(+) (2022-2023-enero a
mayo 2024)

Las rentas maximas que la demanda podria capturar se representan como la diferencia entre la
provision del SC usando exclusivamente recursos de la demanda y la asignacion actual, la cual
consiste en utilizar exclusivamente unidades generadoras para la prestacion del servicio. Estos ahorros
son los que el modelo de optimizacién podria identificar y, en consecuencia, asignar a la demanda para
el CTF(+). Para obtener este resultado, se calculan los costos programados, los costos programados
sin asignacion de unidades generadoras para CTF(+) y las rentas programadas:

1. Costos Programados actuales:

Los costos programados actuales se calculan utilizando el procedimiento de célculo del anexo
6.6.1. Estos consideran la sumatoria horaria de los componentes de costo operacional y valor
adjudicado para CTF(+). Ambos, son incorporados en el modelo de optimizacion de energia y
reservas que realiza el Coordinador en la programacion diaria de operacion.

El primer componente es el valor en que se incurrird por la generacién de todas las unidades
destinadas a abastecer la demanda en una hora determinada. Por su parte, los valores adjudicados
corresponden a la suma de todas las ofertas adjudicadas para CTF(+). En este sentido, cuando
las ofertas de CTF(+) se declaran parcial o totalmente desiertas, el modelo de optimizacién
internaliza un costo eficiente para todas las unidades destinadas a la prestaciéon de SSCC y que
no presentaron ofertas, de acuerdo con la Resolucion Exenta N°443 de la CNE [24].

2. Costos programados sin asignacion de unidades para CTF(+) y rentas Programadas:

Este ejercicio tiene como objetivo determinar las rentas maximas programadas que la demanda
podria captar en su participacion y eventual asignacion en las subastas de CTF(+). Para ello, se
asumird que toda la reserva de CTF(+) es adjudicada a la demanda. Esto liberard las reservas
de CTF(+) de aquellas unidades que el modelo de optimizacion despachd a niveles en los que
su generacion no corresponde a la suma de su asignaciéon a SSCC de bajada y su Minimo
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Técnico. Es decir, unidades que podrian incrementar su generacion para abastecer la demanda y
asi desplazar los costos operacionales generados por las unidades mas caras en los escenarios de
los costos programados actuales. El resultado se obtiene siguiendo el procedimiento de célculo
de rentas programadas de la seccion 6.6.2 y que posee los siguientes criterios:

= Las unidades con asignaciones de SSCC de bajada, es decir, CPF(-), CSF(-), CTF(-),
pueden reducir su generacién de manera que esta sea superior a su minimo técnico,
sumado al total de las reservas asignadas a SSCC de bajada.

= Las unidades con asignaciones horarias de SSCC de subida, ademds de CTF(+), como
CPF(+) y CSF(+), podrén reducir su generacion hasta el minimo técnico. Estas no podran
ser apagadas debido a que se encuentran instruidas para SSCC de subida.

» Las unidades asignadas exclusivamente a CTF(+) podran ser desplazadas completamente,
siempre que la generacion programada sea igual a la demanda programada mas las pérdidas
del sistema de transmision y los consumos propios, ademds de que no sean unidades de
tipo carbén®. En caso de que esta condicién no se cumpla, su operacién deberd mantenerse
en el minimo técnico.
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Figura 4.12: Rentas programadas para la participacion de la demanda en CTF(+) para 2022- May 2024. Fuente:
Elaboracién propia.

®Las unidades a carbén se considerardn no desplazables completamente debido a sus tiempos de partida y detencién.
Sin embargo, se puede reemplazar su reserva asignada para CTF(+)
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Figura 4.13: Duracién de rentas programadas para la participacion de la demanda en CTF(+) para 2022-May
2024. Fuente: Elaboracion propia.

Los resultados del andlisis considerando todo el periodo muestran que las rentas programadas
pueden eventualmente alcanzar los 200 USD/MWh durante la mayoria de las horas del dia en casos
poco frecuentes. Sin embargo, estas rentas tienden a concentrarse en valores cercanos a 100 USD/MWh
en los horarios no solares y en 0 USD/MWh en los horarios solares, cuando el costo marginal del SEN
es cero. Por otro lado,

En particular, durante los horas solares, se observan rentas elevadas de forma esporddica, especial-
mente en situaciones donde los costos marginales son superiores a cero, debido al desacoplamiento
del SEN en determinados subsistemas. No obstante, se espera que a medida que avance el proceso de
verificacion de las centrales para la prestacion de SSCC, la demanda no tenga participacion en estos
horarios, ya que dicha prestacion serd asignada a las unidades ERV. Sin perjuicio de lo anterior, segin
los precios adjdudicados y mostrados en la seccion 4.1, se destaca que la demanda tendria relevancia
en los horarios de entrada y salida del sol y en horas no solares.

Por otro lado, se observa una disminucién progresiva en las rentas programadas entre los afios 2022
y 2024, donde en 2023 y 2024 las rentas programadas sobre 100 USD/MWh alcanzaron el 20 %,
distinto a lo sucedido en 2022, atribuido principalmente a la mayor penetracion de centrales ERV. Esta
reduccién se manifiesta en todas las horas del dia, con un impacto notable en el horario solar, donde
se registra un mayor nimero de horas con rentas programadas nulas, debido al creciente aporte de la
energia solar.

Esta disminucidn en las rentas programadas podria desincentivar la participacién de la demanda en
el mercado de CTF(+), dadas las escasas oportunidades de adjudicacion que tendria para este SC. Por
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ello, seria recomendable permitir su participacion en los SSCC de CPF y CSF. Esto permitiria generar
rentas superiores que incentiven su participacion, ya que la coptimizacién podria asignar recursos
provenientes de la demanda, liberando asi recursos de generaciéon mds econdmicos, que podrian ser
despachados en lugar de generacion més costosa.

Finalmente, a pesar de la disminucion de rentas programadas debido a la creciente penetracion
de ERYV, la participacion de la demanda en el CTF(+) podria ser relevante en horas no solares y de
rampa, donde las rentas pueden alcanzar valores significativos. Ademads, expandir su participacion a
los mercados de CPF y CSF permitiria generar rentas ain mds atractivas y optimizar el uso de recursos
de generacidon mas econémicos.

4.4.2. Calculo de rentas reales asociadas a CTF(+) (2022-2023-enero a mayo
2024)

El célculo de las rentas programadas asociadas a la prestaciéon de CTF(+) ha permitido identificar
posibles oportunidades de adjudicacion para la demanda en el Programa de Operacion. En la préctica, la
demanda adjudicada podria ver ahorros en sus pagos por SSCC. Sin embargo, si las rentas programadas
resultan ser mayores que las rentas reales, la demanda podria terminar pagando mds que en los
escenarios actuales. Esto se podria evitar estableciendo limites de precios maximos en las ofertas de
la demanda.

En esta seccidn se identificard el volumen de las rentas reales, asociadas a la prestacion de CTF(+),
asf como sus implicancias en la operacidn del Sistema. Para ello, se considerarédn los costos generados
por la disponibilidad y el uso de las instalaciones adjudicadas y potencialmente desplazables por la
demanda en los periodos comprendidos entre 2022 y mayo de 2024. Estos incluyen valores adjudicados
y pagos laterales, tales como Costos de Oportunidad y Sobrecostos asociados a CTF(+). No se tomaran
en cuenta los costos operacionales calculados previamente, ya que estos pagos no se consideran pagos
por SC y solo se contemplaron en el contexto del anélisis del programa de operacion en la asignacion
de energia y reservas.

Esto se realiza siguiendo el algoritmo descrito en la seccién 6.6.37, que detalla el cdlculo de la suma
horaria de los costos por valor adjudicado, costos de oportunidad y sobrecostos asociados a CTF(+).
Es importante sefialar que, por simplicidad, no se incluyen los costos por recurso adicional, ya que se
consideran menores en comparacién con los costos mencionados. Para calcular cada costo, se debe
tener en cuenta lo siguiente:

= Valor adjudicado:

7Para la obtencién de los sobrecostos asociados a CTF(+) se descartaron los sobrecostos generados en las fechas
29-04-2023 y 30-04-2023 por poseer reservas adjudicadas muy superiores al requerimiento horario del sistema, lo que
podria indicar errores en los datos publicados.
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Este valor representa el monto asignado en el proceso de subastas de CTF(+). Si las instala-
ciones adjudicadas participaron con ofertas, se les pagara el precio correspondiente al paquete
adjudicado, que incluye precio y cantidad. De lo contrario, el pago serd cero. Es importante
destacar que este costo es completamente recuperable por la demanda, ya que se paga a todas
las unidades que ofertaron y fueron seleccionadas para SSCC.

Costo de oportunidad:

Las instalaciones adjudicadas para la prestacion de SSCC, ya sea por instrucciéon directa o
por subastas, cuyo costo variable es menor que el costo marginal de la barra de inyeccion,
incurren en costos de oportunidad al dejar un margen de reserva disponible para la prestacién
de SSCC, en lugar de generar energia para cubrir la demanda. En este contexto, si la demanda
fuera adjudicada para CTF(+), podria desplazar todo el costo de oportunidad asociado a las
instalaciones con reserva disponible inframarginal.

Sobrecostos asociados a CTF(+):

Una instalacién que genera energia cuando su costo variable es superior al costo marginal en su
barra de inyeccién produce sobrecostos, los cuales, generalmente, son traspasados a los clientes
finales. Estos sobrecostos estdn asociados a unidades cuyo costo supera el costo marginal horario
y cuya generacion fue determinada como 6ptima por el programa de operacién o fue instruida
en tiempo real por el CDC.

Es importante destacar que la demanda podria capturar las rentas asociadas a las unidades que
generan sobrecostos por CTF(+); sin embargo, su célculo no es directo, ya que el programa de
operacion no permite determinar especificamente los motivos de asignacion de unidades, ya sea
por energia o por SSCC. No obstante, por criterios contables, el Coordinador clasifica todos
los sobrecostos generados por una unidad que prest6 SSCC como sobrecostos por SSCC. Esta
clasificacion no es del todo precisa, dado que, como se ha explicado, resulta complejo identificar
con certeza la causa especifica del sobrecosto.

Por esta razdn, en el cilculo de las rentas reales se considerard la reserva destinada a CTF(+) y
efectivamente utilizada para determinar los sobrecostos que la demanda podria capturar en caso
de adjudicarse la prestacion de este Servicio Complementario.

Por ultimo, en las horas solares, donde existen condiciones de vertimiento, serd posible asignar
todos los sobrecostos generados por instalaciones prestadoras de SSCC como sobrecostos de
SSCC, entendiendo que dichos sobrecostos derivan de condiciones de seguridad sistémica.

Los resultados de las rentas reales que puede desplazar la demanda se muestran a continuacion:
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Figura 4.14: Rentas reales para la participacién de la demanda en CTF(+) para 2022- May 2024. Fuente:
Elaboracién propia.
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Figura 4.15: Duracién de rentas reales para la participacion de la demanda en CTF(+) para 2022-May 2024.
Fuente: Elaboracién propia.

Las rentas reales muestran valores que ocasionalmente superan los 100 USD/MWh en todas las
horas del dia, aunque tienden a concentrarse en torno a 50 USD/MWh. En algunas ocasiones, se
observan valores superiores a los 200 USD/MWHh, y en las horas de rampa solar se registran rentas
elevadas, posiblemente debido a la entrada de generacion ERV en la operacion real del SEN. Sin
embargo, la disminucion de las rentas reales entre 2022 y 2023 podria desincentivar la participacion
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de la demanda en el mercado de CTF(+), por lo que seria conveniente ampliar su participacion en los
SSCC de CPF y CSF, donde los incentivos econémicos podrian ser mds atractivos.

Estas rentas reales suelen estar en sintonia con las rentas programadas, permitiendo que la demanda
capture las rentas reales generadas ex post al adjudicarse la prestacion de CTF(+). No obstante, en
ciertas horas, las rentas programadas podrian ser mayores que las reales, lo cual implica que, aunque
el programa considere 6ptima la adjudicacién a la demanda en la coptimizacion, esto podria no ser el
enfoque mads costo-eficiente en la prictica. Para mitigar estas ineficiencias, se recomienda establecer
precios mdximos de oferta que limiten dichos escenarios.

En resumen, estadisticamente existen rentas programadas que permiten la adjudicacion de la de-
manda para CTF(+), asi como rentas reales se pueden traducir en un ahorro efectivo. Sin embargo, la
disminucidén de estas rentas resalta la necesidad de ampliar su participacién en los SSCC de CPF y CSF,
donde los incentivos podrian ser mds atractivos. En el siguiente capitulo se realizardn simulaciones
de la programacion diaria para diversos escenarios que permitirdn evaluar lo anterior en condiciones
reales de adjudicacion.
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Conclusiones

De la informacion recopilada, analizada y simulaciones se puede concluir lo siguiente:

La participacién de la demanda en mercados internacionales como CAISO, PIM y AEMO ha
demostrado ser relevante en los SSCC de CF, incluyendo a lo homologable a CTF. En estos mercados,
la demanda no solo aporta flexibilidad a través de servicios complementarios, sino que también
interviene en los mercados de energia y capacidad, consoliddndose como un actor importante para la
seguridad y eficiencia econémica del sistema.

La experiencia internacional también subraya la importancia de contar con la figura del agregador de
demanda, que facilita la participacion organizada de clientes més pequenos, permitiendo una gestion
eficiente y segura de la demanda agregada. En Chile, aunque esta figura atin no estd regulada de
forma explicita, su definicion se hace necesaria para fortalecer la participacion de la demanda en el
mercado eléctrico. En cuanto a la normativa, los clientes libres en transmision no encuentran barreras
significativas para participar en SSCC; sin embargo, para facilitar ain mds su integracion, seria
necesario que el Coordinador ajuste guias e instructivos especificos. En el caso de los clientes libres
de distribucion, quienes estan sujetos al control del Coordinador, este tltimo debe definir requisitos y
condiciones claras para su participaciéon en SSCC.

Dentro de los SSCC, el CPF y el Control Secundario de Frecuencia CSF representan un desafio
técnico mayor, pues requieren automatizacion y tiempos de respuesta muy rdpidos. Las cargas que
ya participan en el EDAC tienen ventaja para integrarse en estos servicios debido a sus inversiones
previas en automatizacién. Por otro lado, el CTF ofrece un entorno més accesible para la demanda,
dado que permite tiempos de respuesta mds largos y no demanda automatismos tan complejos.

Los pagos por SSCC, que las generadoras prorratean segun el retiro de sus clientes y transfieren
a los clientes finales a través de cldusulas contractuales, incluyen tanto los valores adjudicados como
costos adicionales, tales como costos de oportunidad y sobrecostos. Esto permite que la demanda no
solo contribuya al funcionamiento del sistema, sino que también obtenga ingresos derivados de los
SSCC, lo que podria reducir sus pagos y mejorar la eficiencia interna de sus procesos.

La incorporacién de la demanda en SSCC podria traer beneficios adicionales, como el incremento
en la seguridad, flexibilidad y robustez del sistema, al liberar recursos que serian utiles en situaciones
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de contingencia o fluctuaciones de frecuencia. La viabilidad econémica para la demanda dependera
de que las rentas que obtenga superen sus costos de oportunidad, inversioén y reduccién de consumo.
Ademas, el andlisis muestra que la dindmica de los agentes de demanda no presenta practicas de “free
riding,” lo que favorece un mercado mds competitivo.

En el mercado de CAISO, los precios adjudicados para recursos de respuesta de la demanda reflejan
valores inferiores a 200 MW durante el 30 % del periodo 2022-2023. En el caso del SEN, la reserva de
CTF disponible para clientes libres de transmision varia entre 1 y 35 MW, considerando un 15 % de su
potencia nominal como aporte, aunque la agregacion de demanda podria ampliar esta capacidad. Las
industrias mineras, metaldrgicas, papeleras, cementeras y de refinacién de petréleo representan las
principales cargas del SEN y poseen un gran potencial para prestar servicios de respuesta de demanda,
aumentando su disponibilidad mediante la integracion de sistemas BESS.

Bajo condiciones normales y sin desacoples, el SEN podria contar con entre 400 MW y 620 MW
de reserva de respuesta de la demanda. Las horas de entrada y salida del sol, ademas de las horas no
solares representan una buena oportunidad para la adjudicaciéon de CTF+ para la demanda, ya que es
mds probable que se asignen unidades de Energias Renovables Variables (ERV) en esos momentos.
Aunque las rentas reales de CTF+ para la demanda estdn alineadas con las rentas programadas, se
recomienda establecer precios maximos en las ofertas para evitar escenarios de ineficiencia y promover
un mercado equilibrado y sostenible.
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Capitulo 6

Anexos

6.1.

Sectores Industriales y participacion en Servicios Comple-

3
mentarios

sic Resource Load Type DR Product

20 Packaging Mechanical | Capacity and Energy

20 Chiller Mechanical Il Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

22 Wrapping Mechanical | Capacity and Energy

22 Weaving Mechanical | Capacity and Energy

24 Sawing Mechanical | Capacity and Energy

24 Planning Mechanical | Capacity and Energy

26 Chipper Mechanical | Capacity and Energy

26 Dewatering Press Mechanical Il Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

28 Electrolysis Thermal Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

28 Compressor Mechanical Il Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

28 Grinding Mechanical | Capacity and Energy

29 Catalytic Cracking Thermal Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

30 Mixing Mechanical Il Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

30 Mill Mechanical | Capacity and Energy

32 Electric Furnace Thermal Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

32 Crushing Mechanical | Capacity and Energy

33 Electrolysis Thermal Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

33 Crushing and Mechanical | Capacity and Energy

Classifying

37 Metal Cutting Mechanical | Capacity and Energy

37 Final Assembly Mechanical Il Contingency and Flexibility Reserve
Regulation
Capacity and Energy

Figura 6.1: Industrias capaces de prestar SSCC de CF a traves de respuesta de la demanda. Fuente: Oak Ridge

National Laboratory [23]
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6.2. Clasificacion Industrial por cédigo SIC

Cédigo SIC

Descripcion

10

Mineria de Metales

24

Tablas y otros productos de madera

26

Papel y productos relacionados

28

Quimicos y productos relacionados

29

Refineria de Petréleo

30

Gomas y productos de plastico

32

Piedra, Arcilla, Vidrio y concreto

33

Industria Metaltrgica Primaria

39

Industria Manufacturera Miscelanea

40

Transporte por Rieles

44

Transporte por agua

48

Comunicaciones

49

Electricidad, Gas y servicios Sanitarios

Tabla 6.1: Los cédigos de clientes libres presentes en el SEN.

Fuente: Elaboracién propia en base a SIC. [25].
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Barras de 154 kV

Figura 6.3: Demanda Flexible en barras de 154 kV para 2023 considerando 15 % de consumo disponible para

CTF(+). Fuente: Elaboracién propia.
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Figura 6.4: Demanda Flexible en barras de 110 kV para 2023 considerando 15 % de consumo disponible para

CTF(+). Fuente: Elaboracién propia.
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Figura 6.5: Demanda Flexible en barras de 66 kV para 2023 considerando 15 % de consumo disponible para

CTF(+). Fuente: Elaboracién propia.
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6.4. Valores de adjudicaciones en CSF(+) y CPF(+)

Adjudicaciones en MW para el SC de CSF+
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Figura 6.6: Adjudicaciones de CSF(+) para 2022-2023
Fuente: Elaboracién propia.
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Figura 6.7: Adjudicaciones de CPF(+) para 2022-2023.
Fuente: elaboracion Propia.
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6.5. Promedio de Adjudicaciones de CTF(+) por Tecnologia

Promedio de Adjudicaciones de CTF+ por combustible L-PY
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Figura 6.8: Promedio de Adjudicaciones de CTF(+) por combustible para 2022-2023 en dia laboral en primavera-
verano. Fuente: Elaboracién propia.
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Figura 6.9: Promedio de Adjudicaciones de CTF(+) por combustible para 2022-2023 en dia laboral en otofio-
invierno. Fuente: Elaboracién propia.
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Promedio de Adjudicaciones de CTF+ por combustible NL-PV

=& Diesel
#— Gas
—e— Carbon
—&— Biomasa
—&— Hidraulicas

&

Promedio en MW
<]

1 2 3 4 5 6 7 B 8 1011 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Horas diarias

Figura 6.10: Promedio de Adjudicaciones de CTF(+) por combustible para 2022-2023 en dia no laboral en
primavera-verano. Fuente: Elaboracion propia.
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Figura 6.11: Promedio de Adjudicaciones de CTF(+) por combustible para 2022-2023 en dia no laboral en
otofno-invierno. Fuente: Elaboracién propia.
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6.6. Procedimientos de Calculo

6.6.1. Procedimiento de calculo de Costos Programados Actuales

| Recopilacion de Informacion |

Programacion Diaria

Costos Variables (CV)

Ofertas CTF(+) adjudicadas

A 4

A

Costos Programados Actuales
Para cada hora del periodo se
calcula la suma de todos los
costos operacionales y costos

ofertados

Costo Operacional
A cada unidad asignada para
generacion, se calcula sus
costos de operacion.

Costo de Ofertas Adjudicadas
Acadaunidad que es
asignada a CTF(+) se calcula
el costo ofertado (*).

A 4

Costos Programados Actuales

(*) Para subastas parcial o totalmente desiertas, el Programa de Operacién internaliza un costo eficiente para todas las unidades que no
se recibieron ofertas, segun lo descrito en la Res. Exenta N° 443.

Figura 6.12: Procedimiento para el cdlculo de Costos Programados Actuales.
Fuente: Elaboracién propia.

El procedimiento de calculo de costos programados actuales inicia con la recopilacién de la infor-
macion necesaria, que incluye los costos variables de generacion, la programacion diaria de operacién
y las ofertas adjudicadas de CTF(+), disponibles en las siguientes rutas del sitio web del Coordinador
Eléctrico Nacional:

Inicio > Informes y Estudios > Operacion > Programas de Operacion >

1. Programa de Operacion y Lista de Prioridades > POAAMMDD.xlIsx (Costos variables)

2. Programa de Operacion y Lista de Prioridades > PRGAAMMDD.xlIsx (Programa de
Operacion)

3. Ofertas Adjudicadas e Indices de Competencia > OfertasSSCCAdjAAAAMMDD.accdb
(ofertas adjudicadas)
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Luego, los costos variables de cada configuraciéon de unidades se multiplican por la potencia
programada para su generacion, obteniendo asi el costo operacional programado segun la siguiente

ecuacion:
COperacionalh =CV; = Qi,h (61)

Donde:

s Coperacional,: Costo operacional para la hora h en USD.
= CV;: Costo Variable de la unidad i en USD/MWh.

= (Q; »: Generacion Programada para la unidad i en la hora h en MWh.

Posterior a esto, se sigue con el calculo del valor ofertado que interioriza el programa de operacion.
En esa linea en la Ref. [26], el Coordinador publica la forma en que se modela y se asgina el SC de
CTF(+), lo que queda indicado segtn la siguiente ecuacion:

Oficn =) ((CPU; - FMA; 1) + O fSSCCiyep) - Qofssceen (6.2)
i,h

Donde:

» O fisc.n: Costo Ofertado y Adjudicado del sc para la hora h en USD.
» CPU;:Costo de Partida Unitario para la central i en USD/MWh.
» FMA; scn: Factor Medio de Activacion de la unidad i para el sc para la hora h. !

n O fSSCC, . p: Oferta de la unidad 1 para proveer el servicio complementario sc en la hora h en
USD/MWh?.

» Q,rsscc; ., Cantidad ofertada en MW por la unidad i para proveer el servicio complementario
sc en la hora h.

Sin embargo, en la actualidad el CEN en su modelacion de reservas para SSCC+ reemplaza el valor
del Costo de Partida Unitario CPU; por el Costo Variable de cada unidad CV;. Por lo que el valor de
los costos ofertados y adjudicados para CTF(+) se calculard de la siguiente manera:

Ofien= ) ((CVi+ FMA; 1) + O fSSCCisen) - Qorsscc e (6.3)
i,h

'FMA calculado en base a valores horarios equivalentes al promedio para cada hora del dia de los tdltimos 12 meses
de factores calculados en los balances de SSCC [26].

De existir subastas total o parcialmente desiertas, se interiorizardn Costos de Desgaste para las unidades que no
presentaron ofertas, segtin lo indicado en la Ref. [21]
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Se espera que este nuevo procedimiento sea incorporado en una futura actualizacién de la Minuta de
Modelacion de Servicios Complementarios de Control de Frecuencia.

Una vez obtenidos los costos ofertados adjuddicados por CTF(+) horarios y los Costos operacionales
horarios, se obtienen los Costos Programados Actuales horarios C,rg, para la asignacion de la
demanda en CTF(+) de la suma de los componentes mencionados:

Cprogramadoh = Coperacionalh + Vofh (64)
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6.6.2. Procedimiento de calculo de Rentas Programadas

Recopilacion de Informacion

Programacién Diaria

Costos Variables (CV)

Pmaxy Pmin de cada Unidad

Ofertas CTF(+) adjudicadas

SSCC de Bajada
¢Launidad estd asignada a

algun SC de bajada?

SSCC de Subida
¢La unidad estd asignada a
alglin SC de Subida ademas
de CTF(+)?

No

Si

Criterios de Entrada para
modificacién de generacion
:Generacion#MT+SSCC(-)?y

(CTF(+)>0?

Reduccién Preliminar N°1

Reduccién Preliminar N°2
Ala reduccion preliminar N°1
se le resta la suma de los
valores asignados para SSCC
de bajada.

Desplazar Unidad Completa
¢La generacién por reducir
es mayor que la generacion
actual de la Unidad?y¢La

Unidad no es de tipo carbén?

lNo

Si

Si

Cambio en energia y reservas
Se quita reserva de CTF(+)y

se suma a su valor
programado de generacion.

J

A

Generacion Ordenada
Se ordena la nueva curva de
generacion horaria de mayor a
menor CV de cada unidad.

J

A

Comenzando desde la unidad Generacion por Reducir

Se suman los valores de
con mayor CV se recorrey se X

CTF(+) quitados para cada
calcula laresta entre la
- hora.
generacion programaday su
. Pmin
Si

Reduccién Definitiva N°1
A la generacion programada
de launidad se le resta la
Reduccién Preliminar N°2

Reduccién Definitiva N°2
A la generacién programada

Reduccion Definitiva N°3
A la generacién programada

4 )

Costos Programados de CTF(+)
Para cada hora se calcula la
sumatoria de la multiplicacién
entre el CVy la Generacion nueva.
Alo anterior, se suma el costo de
Adjudicacién de CTF(+) horario.

v

Rentas Programadas
Se obtiene la diferencia entre los

de launidad se leresta la
Reduccién Preliminar N°1

de la unidad se le resta toda
su generacion actual.

v

Reduccién de Generacién Por
Reducir l

Reduccién de Salida N°1
Se reduce la generacién de la
Unidad tal que laresta entre la
reduccion definitiva y la generacion
por Reducir sea igual a cero.

Rentas Programadas(*)

Costos Programados actualesy los

Costos Programados con demanda.

J

h 4

Si

» Se resta la reduccion

definitiva a la Generacién Por
Reducir

v

Criterio de Salida
¢La Generacién por Reducir
es menor que cero?

X /
¢No

Reduccioén de Salida N°2
A la generacion por Reducir se le
resta la Reduccioén Definitiva
correspondiente y se vuelve a la
Reduccion Preliminar N°1.

(*) En horas con cmg=0 en todo el SEN y energia ERV suficiente para cubrir requerimientos de CTF(+), podria no existir rentas programadas

para la demanda.

Figura 6.13: Procedimiento para el cdlculo de Rentas Programadas.

Fuente: Elaboracién propia.
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Luego de obtener los costos programados actuales, se procede con el calculo de las rentas progra-
madas horarias para CTF+ para la participacion de la demanda mediante el algoritmo de la 6.6.2. Este
algoritmo tiene como bases la Programacion Diaria de Operacion, los Costos Variables de unidades,
las ofertas adjudicadas de CTF(+) y por ultimo las Potencias Madximas y Minimas en MW de las
unidades disponibles en el SEN. Las tres primeras variables se pueden encontrar en las rutas descritas
previamente, mientras que la dltima se puede obtener de diversas maneras®. Sin embargo por sim-
plicidad en el proceso de manejo de informacion, se utiliz6 el diccionario disponible en los archivos
excel de sobrecostos, disponibles en:

Inicio > Informes y Estudios > Mercados > Servicios Complementarios > Balances SSCC >
Calculo_SobrecostosSSCC_AAMM _def.xIsm

El algoritmo recibe como entrada las unidades cuya generacion programada es distinta a la suma de
su Minimo Técnico y su asignaciéon de SSCC de bajada. Esto se hace con la intencién de considerar
unidades cuyo aumento eventual de generacion podria resultar mds econdmico que aumentar unidades
que no cumplan este criterio, como se verd mds adelante. Ademds, se recibe informacion acerca de
las unidades programadas para CTF(+). Para las unidades que cumplen ambos criterios, en términos
practicos, se elimina su reserva de CTF(+); debido a que en el mejor escenario se asume que la
demanda podria adjudicarse toda el requerimiento.

Al eliminar las reservas de CTF(+), se liberan recursos que se utilizardn para abastecer la demanda,
resultando en una mayor generacion para un mismo nivel de demanda. Esto provoca un excedente
que debe reducirse para asegurar que la demanda sea igual a la generacion. En este punto, se procede
a reducir la generacién de las unidades mds costosas del sistema. La reduccién preliminar N°1
muestra que la disminucién médxima va desde Pmax hasta el Minimo Técnico. Si la unidad posee
asignaciones de SSCC(-), su generacién puede reducirse hasta alcanzar el Minimo Técnico més su
reserva de SSCC(-). Por otro lado, las unidades con asignaciones de SSCC(+) distintas a CTF(+)
pueden reducirse hasta el Minimo Técnico, siempre que no posean otras asignaciones de SSCC(+).
Finalmente, las unidades que solo cuenten con CTF(+) o que no tengan ningin SSCC adjudicado
pueden desplazarse completamente, siempre y cuando no sean unidades de carbon o que la reduccion
residual no deje a la unidad operando por debajo de su Minimo Técnico.

Una vez que la generacién se iguala a la demanda, se obtiene una reasignacién de unidades distinta a
la programada originalmente. Con esta nueva asignacion, se procede a calcular los costos programados
de CTF(+) de manera similar a lo descrito en la seccién anterior, y luego se comparan estos costos
con los actuales. En consecuencia, la diferencia entre ambos valores horarios representa las rentas
programadas horarias que podria enfrentar la demanda en su participacién en CTF(+).

3Se recomienda al CEN concluir un plan de estandarizacién de configuraciones de unidades, considerando aplicativos
e informacién publica.
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6.6.3. Procedimento de calculo de Rentas Reales

| Recopilacion de Informacion

Sobrecostos

Costos de Oportunidad

Ofertas CTF(+) reales

Participacion en Subastas
Se calcula el costo ofertado en
base a las ofertas reales de
CTF(+).

Costos de Oportunidad por CTF(+)
Se calcula el Costo de
Oportunidad que incurrid la

A

Sobrecostos en Horario Solar
;El sobrecosto ocurrié en
horario solar?

No
r

Sobrecosto Definitivo N°1
Se calcula el sobrecosto en
base alareserva utilizada de

Unidad por la prestacion de CTF(+)

A 4

=

Calculo de Rentas Reales
Se calcula la sumatoria horaria
de los Costos de Oportunidad,
Costos Ofertados y Sobrecostos
correspondientes.

Rentas Reales

S

Sobrecosto Definitivo N°3
Todo el sobrecosto generado
es asignado a CTF(+)

~

J

CTF(+)
N
Sobrecosto Definitivo N°2
Se calcula el sobrecosto en
base alareserva utilizada de
CTF(+)
0 J
A
Si

Participacion en mas SSCC
¢La Unidad participé en otro SC
ademas de CTF(+)?

Figura 6.14: Procedimiento para el cdlculo de Rentas Reales.

Fuente: Elaboracién propia.

Si

Por tdltimo el cdlculo de las rentas reales recibe como entradas la remuneracién por Sobrecostos,

Costos de Oportunidad y Valores Adjudicados por CTF(+). Los sobrecostos se puede encontrar en

6.6.2. Mientras que las otras dos, se pueden encontrar en las siguientes rutas de la pagina web del

Coordinador Eléctrico Nacional:

Inicio > Informes y Estudios > Mercados > Servicios Complementarios > Balances SSCC >
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1. Calculo CO_AAMM _Definitivo.xIsm

2. 3 REMUNERACION_SUBASTAS_E_ID_AAMM_Definitivo.xlsm

Los Costos de Oportunidad se calculan utilizando como base la ecuacién de Costos de Oportunidad
presentada en la Ref. [27]:

RCO;sc = » Max(Cmgip = CVip) * (Eisen — Ein) * FDi e (6.5)
i,h

Donde:

= RCOi .: Remuneracion por Costo de Oportunidad de la instalacién i por la prestacion del
servicio complementario sc.

= Cmg; p: Costo marginal promedio en la barra de inyeccion de la unidad 1 en la hora h.
= CV;j: Costo variable de la unidad i en la hora h.

= E; .n: Energia neta estimada que hubiera generado la instalacién i en la hora h, si no hubiera
prestado el servicio complementario sc.

= [E; ,: Energia neta generada por la instalacion i en la hora h.

Sin embargo actualmente el Coordinador Eléctrico Nacional en sus procedimientos modifica la ecua-
cién anterior, mediante la incorporacion de un Factor Medio de Activacion (FMA)

RCO; e = ) Max(Cmgip = CVip) * (Eisesn = Ein) * FDisen % (1 = FMAsep) - FDigesn (6.6)
i,h

Por otro lado, el célculo de los sobrecostos atribuibles a CTF(+) no es directo, ya que los sobrecostos
resultan de la optimizacién conjunta de energia y reservas, sin diferenciar claramente si estos son
originados por SSCC o por los requerimientos de energia necesarios para abastecer la demanda.
Actualmente, el Coordinador, por razones contables, asigna todos los sobrecostos generados por
unidades con reservas de SSCC al rubro de Sobrecosto por SSCC. Sin embargo, esta asignacion no es
completamente precisa, ya que, si bien los sobrecostos existen, no todos son atribuibles exclusivamente
a SSCC. Por ello, se define una metodologia para estimar los sobrecostos que pueden identificarse
con mayor certeza como atribuibles a SSCC y que, en consecuencia, podrian ser desplazables por la
demanda.

Si el sobrecosto ocurre debido a una central que presta CTF(+) en horario no solar, se puede
considerar como sobrecosto por CTF(+) la reserva utilizada para CTF(+) de dicha unidad. En cambio,
en horas solares, cuando existan centrales generando sobrecostos, con costos marginales del SEN
en cero y suficiente generacion ERV para reemplazar a dicha central y suplir los requerimientos de
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inercia, se puede atribuir todo el sobrecosto a CTF(+). Esto se debe a que, en teoria, si no fuera por la
prestacion de SSCC, esa central no habria sido despachada.

Considerando estos escenarios, los sobrecostos atribuibles a CTF(+) se calculan de la siguiente

manera:

RCVM[,SC = Z Max(CVi,h - Cmg[,h) * (E[,sc,h * FDi,sc,h * (FMAi,sc,h) (67)
i,h

Por dltimo, se deben calcular los costos por valor adjudicado de CTF(+), los que se presentan con
la siguiente ecuacion:

Z(OfSSCCi,sc,h) *QorsSCCisen " FDise,n Vion (6.8)
i

Con todo lo anterior las rentas reales por CTF(+) que podria capturar la demanda por participar
de este SC se oobtiene de la sumatoria de los componentes de Sobrecostos, Costos de Oportunidad y
Valores Adjudicados.
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