Universidad Técnica Federico Santa Maria
Departamento de Ingenieria Eléctrica
Santiago, Chile

[IN}

E,EXUMBRAH SOLEM L—I

Analisis del uso de derechos financieros de
transmision en el Sistema Eléctrico Nacional
considerando bloques horarios solares

NICOLAS IGNACIO GARCIA SALINAS

2026

Requisito parcial para obtener el titulo de:
Ingeniero Civil Electricista

Profesor Patrocinante:
Rodrigo Andrés Rozas Valderrama
Co-referentes:

Juan Carlos Araneda Tapia
Leonardo Esteban Gacitia Rocha

Santiago, 26 de marzo de 2026.



CONSTANCIA DE VALIDACION Y CONFIDENCIALIDAD DE
MONOGRAFIA A REPOSITORIO ACADEMICO

1.- IDENTIFICACION DEL TRABAJO ACADEMICO

Tipo de monografia (marcar una opcién): Memoria o trabajo de titulo [ Tesis de Postgrado

Titulo del trabajo: Andlisis del uso de derechos financieros de transmision en el Sistema Eléctrico Nacional
considerando bloques horarios solares

Nombre del candidato(a): Nicolas Ignacio Garcia Salinas
Carrera / Grado: Ingenieria Civil Eléctrica

Campus: San Joaquin Departamento: Eléctrica
2.- VALIDACION DEL PROFESOR GUIA/DIRECTOR DE TESIS

Yo, Rodrigo Andrés Rozas Valderrama, en mi calidad de profesor(a) guia/director(a) del trabajo académico mencionado
anteriormente DEJO CONSTANCIA que:
e Herevisado esta version del documento y corresponde a la version final aprobada del trabajo.

e  Eltrabajo cumple con los requisitos académicos y de formato establecidos por la institucion.

3.- EVALUACION DE CONFIDENCIALIDAD POR PROPIEDAD INDUSTRIAL (marcar una opcién)

Eltrabajo NO contiene informacion que amerite confidencialidad y puede ser publicado de inmediato en repositorio
con acceso abierto.

[0 Eltrabajo CONTIENE informacidon con potenciales implicancias de propiedad industrial o intelectual y requiere un
periodo de confidencialidad (embargo) por (marcar una opcion):

06 meses 012 meses [d2 afios O3 afos 5 afios 110 afos

Fundamentacién de la necesidad de confidencialidad (obligatorio si se solicita embargo):

4.- FIRMAS
Profesor(a) guia o director(a) de memoria o tesis:

Fecha: 02/04/2026 Firma:

Estudiante o Candidato(a):

Fecha: 02/04/2026 Firma: —
— —~F—

Este formulario debe ser insertado como pégina 2 de la memoiria o tesis, completado y firmado por estudiante y
profesor(a) antes de la entrega en portal PRISMA de Biblioteca USM.



Universidad Técnica Federico Santa Maria
Departamento de Ingenieria Eléctrica
Santiago, Chile

Analisis del uso de derechos financieros de
transmision en el Sistema Eléctrico Nacional
considerando bloques horarios solares

NICOLAS IGNACIO GARCIA SALINAS

2026



“Sin conocer el dolor es imposible que seas un triunfador.”
— FEduardo Bonvallet

“Fu farei 10x se for preciso.”
— Vinicius Jr



Agradecimientos

En primer lugar, quiero expresar mi més sincero agradecimiento a los profesores que guia-
ron y revisaron este trabajo: Rodrigo Rozas, Juan Carlos Araneda y Leonardo Gacitia.
Gracias por su disposicion y su tiempo. Sus comentarios, exigencia y orientacion fueron
fundamentales para darle forma y llevar esta memoria a buen puerto.

A mi mamad, quiero agradecerle desde lo mas profundo por todo lo que ha hecho por mi.
Si no fuera por ti, jamas habria podido estudiar con la dedicacién y tranquilidad con la
que lo hice. Sé que ya llegard el momento de recompensar todo tu esfuerzo y sacrificio,
pero por ahora, espero que tomes este logro como una verdadera alegria para nosotros,
un abrazo al corazén después de todo lo duro y lo mal que lo hemos pasado durante este
proceso con las partidas de mi hermana y mi abuelita.

Quiero hacer una mencién muy especial y profunda a la mujer de mi vida, la Carlita. Gra-
cias por acompanarme de manera incondicional a lo largo de todos estos anos y contando.
Gracias por aguantarme, por tu infinita paciencia y por soportarme (y yo a ti). Estando
contigo he podido relajarme y encontrar paz en los momentos mas complicados, no solo
producto de la universidad, sino también a nivel personal. Agradecer también a tu familia,
que siempre me ha recibido como un integrante maés.

A mis companeros, con quienes comparti tantos ramos y largas jornadas de estudio (a
veces no) durante todos estos afios. El apane mutuo hizo que la carga fuera mucho maés
liviana. Al Krill, Joaco, Lucas, Javo y Danuel, con los que méas me relacioné y comparti
en esta etapa, donde también jugamos innumerables veces el peor juego de la historia. Al
Lixal que, pese a ser de la contra, es y serd siempre un gran amigo.

A los integrantes del ex-club Shelby Equipo, tuvimos el prime mas corto de la historia pero
las risas no faltaron, una lastima no haber levantado esa copa (nunca estuvimos cerca).

Quiero agradecer al Pepo, al Dr Japi y a todos los habitantes de ese laboratorio, agra-
decerles por apafiar en todas esas largas jornadas de 8 a 8. Hicieron que el cierre de esta
etapa fuera mucho mas llevadero, con ejercicio y Papa Johns entremedio.

Finalmente, una mencion a todas las personas con las que comparti durante este ultimo
ano, que a nivel personal fue bastante complicado. Gracias por su simpatia y por siempre
estar ahi para escucharme, a pesar del poco tiempo que nos conocimos, estoy profunda-
mente agradecido por eso.



Indice de Contenidos

indice de Contenidos
indice de Figuras
indice de Tablas
Resumen

Abstract

1. Introduccién

2. Objetivos
2.1. Objetivo general . . . . . . . .. L
2.2. Objetivos especificos . . . . . . . . L Lo

3. Marco Tedrico

3.1. Fundamentos de la Operacion del Sistema Eléctrico . . . . .. ... ...
3.1.1. Aplicacién en sistema uninodal . . . . . ... ... ... L.
3.1.2. Aplicacién en sistema multinodal con congestion . . . . . . ... ..
3.1.3. Definiciéon Legal y Funcion del Ingreso Tarifario. . . . . . . . .. ..
3.2. Derechos Financieros de Transmision . . . . . . .. . ... ... ... ..
3.2.1. Naturaleza y Mecanismo de Cobertura . . . . . ... ... .. ....
3.2.2. Tipos de Derechos: Obligaciéon y Opcion . . . . . . .. ... ... ..
3.2.3. Experiencia Internacional . . . . . .. ... ... 0000
3.2.3.a. El modelo de PJM como referente . . . . . . ... ... .. ...
3.2.4. New York Independent System Operator (NYISO) . . .. ... ...
3.2.5. Perspectiva Nacional y Requerimientos de Implementaciéon . . . . .
3.2.6. Modelacién Matemdtica . . . . . . .. ..o Lo

3.2.6.a. Matriz de Factores de Distribucién de Transferencia (PTDF)

v

VII

11
12
12
12
13
13
13
14
15
15



Indice de Contenidos

11

4. Metodologia 17
4.1. Caracterizacién del Sistema de Estudio . . . . ... ... ... ... ... 17
4.1.1. Herramienta de Simulaciéon . . . . . . ... ... ... 17
4.1.2. Topologia de la Red y Supuestos de Transmision . . . . . .. .. .. 18
4.1.3. Escenario de Demanda Proyectada . . . . . . ... ... .. ... .. 20
4.1.4. Escenario de Generaciéon y Disposicion de las Unidades . . . . . .. 22
4.1.5. Asignacién de Contratos de Suministro . . . . . .. ... ... ... 24
4.2. Caracterizacién del Mercado de Oferta . . . . . . . . ... ... ... ... 27
4.2.1. Definiciéon de Parametros Econémicos: CV y LCOE . . ... .. .. 27
4.2.2. Estrategia de Ofertas en el Mercado Energético . . . . . . . .. ... 29
4.3. Estrategia de Participacién en el Mercadode DFT . . . . . ... ... .. 31
4.3.1. Perfiles y Comportamiento de los Agentes . . . . . ... ... .. .. 31
4.3.2. Determinacion del Volumen de Oferta . . . .. . .. ... ... ... 32
4.3.3. Determinacion del Precio de Oferta . . . . . ... .. ... ... ... 33
4.3.4. Integracion con el Modelo de Subasta . . . .. .. .. ... ... .. 37
4.4. Consideraciones Temporales de la Simulacién . . . . . . .. ... .. ... 38
5. Resultados y Analisis 39
5.1. Operacion del Mercado Energético Anual . . . . . .. ... ... ... .. 39
5.1.1. Evolucién de las Ofertas de Energia . . . . . ... ... ... .. .. 39
5.1.2. Matriz de Generacion y Despacho Fisico . . . . . ... ... ... .. 40
5.2. Aplicacién de DFT 24 horas . . . . . . . . . .. ... ... ... ..... 41
5.2.1. Desempeno Individual de los Agentes . . . . ... ... ... .... 45
5.2.1.a. Agente HOB3 . . . . . . . . .. 45
5.2.1.b. Agente HO78 . . . . . . . . . . . ... 48

5.3. Aplicacién de DFT en bloque horario: Diurno y Nocturno . . . . . . . .. 50
5.3.1. Desempeno Individual de los Agentes . . . . . ... ... ... ... 53
5.3.1.a. Agente HOB3 . . . . . . . . . .. 53
5.3.2. Desacople marginal por bloque horario . . . . . .. .. .. ... ... 55
5.4. Andlisis sistémico de la congestiéon por bloque horario . . . ... ... .. 57
5.4.1. Horas de congestiéon por bloque . . . . . .. .. ... ... L. 57
5.4.1.a. Recaudacion de Ingresos Tarifarios . . . .. ... ... .. ... 58

5.5. Suficiencia de Ingresos y Balance Sistémico . . . .. . ... .. ... ... 59
5.6. Participacion de los agentes sobre las lineas de transmisiéon . . . . . . . . 60
5.6.1. Dindmica de participacién y competencia mensual . . . . .. .. .. 62
5.6.2. Variacion de rutas entre bloques operativos . . . . .. ... ... .. 64



Indice de Contenidos

111

5.6.2.a. Evolucién mensual de la participaciéon . . . . . ... ... ... 64

6. Conclusiones 69
6.1. Trabajos futuros . . . . . . . . . . . ... 71
Apéndices 72
A. Congestién del Sistema de Transmisién 72
A.1. Uso anual de las lineas de transmisién . . . . . . . . ... ... ... ... 73

A.2. Congestiones en el Bloque 24 horas . . . . . .. ... .. ... ...... 74

A.3. Congestiones en el Bloque Diurno . . . . . . . ... ... ... ...... 75

A.4. Congestiones en el Bloque Nocturno . . . . . ... ... ... ... .... 76

B. Participacién de los agentes en subasta de DFT 77
B.1. Participacion DFT 24 Horas . . . . . . . . . .. .. .. ... ... .... 78

B.2. Participacion DFT Bloque Diurno . . . . . . .. ... ... .. ... ... 79

B.3. Participacion DFT Bloque Nocturno . . . . . . . .. .. .. ... .. ... 80
Bibliografia 81



3.1.
3.2.
3.3.

4.1.

4.2.

4.3.

4.4.
4.5.

4.6.
4.7.
4.8.
4.9.
4.10.

4.11.

4.12.

5.1.

5.2.

Indice de Figuras

Representacion esquematica del sistema uninodal de 3 generadores.
Sistema de dos barras con restricciéon de transmisiéon. . . . . . . ... ..

Impacto en el flujo de la linea [ ante una transferencia de potencia entre
las barras s y . . . . . ..o

Diagrama unilineal simplificado del Sistema Eléctrico Nacional al ano
2030 (topologia de 29 barras). . . . . . . . . ...

Comparacién de los cuatro dias representativos de demanda para el mes
deenero. . . . . . . e

Proyeccién de la demanda total del sistema para el escenario de recupe-
racion lenta. . . . . .. L

Distribucién de la capacidad instalada en cada barra por tecnologia. . . .

Distribucién de la capacidad instalada en cada barra de las unidades de
almacenamiento. . . . . . . . . ...

Mapa de calor de la asignaciéon de contratos: bloque diurno. . . . . . . . .
Mapa de calor de la asignaciéon de contratos: bloque nocturno. . . . . . .
Rangos de costos por tecnologia: LCOE (Lazard). . ... ... ......
Rangos de costos por tecnologia: costo variable (CNE). . . . ... .. ..

Légica de decisiéon para la actualizacion de precios de oferta en el mercado
energético en funcién del desempeno. . . . . . .. ... ...

Légica de decisién para la actualizacion de precios de oferta en el mercado
de DFT en funcién del nivel de adjudicacién y la congestiéon. . . . . . . .

Mapa de calor de la matriz de factores de distribucién de transferencia de
potencia (PTDF). Se ilustra la sensibilidad de los flujos de potencia en
las 32 lineas de transmision frente a las transacciones de los 116 agentes
coberturistas del sistema. . . . . . ... .. L oL

Evolucion mensual de los precios de oferta en el mercado de energia,
promediados y agrupados por tipo de tecnologia de generaciéon. . . . . . .

Evolucion mensual de la energia despachada en el sistema, desagregada
por tecnologia de generacion. . . . . . . . . . ... ...

v

40



Indice de Figuras A

5.3.

5.4.
9.5.

5.6.

5.7.

5.8.
5.9.

5.10.
5.11.

5.12.

5.13.

5.14.

5.15.

5.16.

5.17.
5.18.

5.19.

5.20.

Participacion porcentual de las tecnologias de generacion en la matriz
energética anual consolidada. . . . . . . ... ... oL 40

Participacién mensual de los agentes en la subasta de DFT 24 horas. . . . 42

Clasificacién mensual de los agentes participantes en la subasta segin
su estado de adjudicacion y la valorizacién financiera de sus posiciones
(cobertura o pasivo). . . . . . ... Lo 42

Desempeno econémico de los agentes adjudicados, detallando la rentabi-
lidad neta de las posiciones de cobertura frente a escenarios de sobrepago
enlasubasta. . . . .. ... 43

Distribucion porcentual de los flujos econémicos netos anuales, contras-
tando el volumen monetario de las coberturas rentables frente a los esce-
narios de sobrepago y posiciones pasivas. . . . . . ... ... 44

Evolucion mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente H053 46

Evoluciéon mensual del balance econémico del agente H053, contrastando
la exposicién neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicién con
cobertura financiera (con DFT). . . .. ... ... ... ... ...... 47

Evolucion mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente HO78 48

Evoluciéon mensual del balance econémico del agente HO78, contrastando
la exposicién neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicién con
cobertura financiera (con DFT). . . .. ... ... ... ... ... .. 49

Participacién mensual de los agentes en la subasta de DFT en bloque
horario diurno y nocturno. Cantidad de agentes. . . . . . . .. ... ... 50

Participacién mensual de los agentes en la subasta de DFT en bloque
horario diurno y nocturno. Cantidad de MW. . . . . . .. ... ... ... 50

Clasificacién mensual de los agentes participantes en la subasta segin
su estado de adjudicacion y la valorizacién financiera de sus posiciones
(cobertura o pasivo). . . . . . ..o 51

Desempeno econémico de los agentes adjudicados, detallando la rentabi-
lidad neta de las posiciones de cobertura frente a escenarios de sobrepago
enlasubasta. . . . ... Lo 51

Distribucion porcentual de los flujos econémicos netos anuales, contras-
tando el volumen monetario de las coberturas rentables frente a los esce-
narios de sobrepago y posiciones pasivas. . . . . . ... ... 52

Evolucién mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente H053. 54

Evoluciéon mensual del balance econémico del agente H053, contrastando
la exposicién neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicién con
cobertura financiera (con DFT). . . . ... ... ... ... ... . ..., 55

Evolucién horaria del costo marginal en las barras de inyecciéon (Nueva
Pan de Aztcar 500 kV) y retiro (Los Changos 220 kV) asociados al agente
HO53. . . o e 56

Distribucion de las horas de congestién en el sistema, comparando el
bloque diurno y el bloque nocturno. . . . . . .. ... o000 57



Indice de Figuras VI

5.21.

5.22.

5.23.

5.24.

5.25.

5.26.

5.27.

5.28.

Al

A.2.

A 3.

AA4.

B.1.

B.2.
B.3.

Evolucion horaria de la demanda total y residual del sistema durante el
mes de enero. Se evidencia el aplanamiento del valle diurno producto del
consumo asociado a los sistemas BESS. . . . . ... .00 000 58

Distribucion de la recaudacion de ingresos tarifarios, atribuible a las tran-
sacciones de los agentes coberturistas. . . . . ... ... o000 59

Distribucién espacial y direccional del total de participantes potenciales
sobre el diagrama unilineal del sistema. . . . . . .. .. ... ... 61

Anélisis mensual de participacién y adjudicacién agregada por linea de
transmision. . . . .. L. Lo 63

Distribucién espacial y direccional del total de participantes potenciales
sobre el diagrama unilineal del sistema. Bloque diurno . . . . . . . .. .. 65

Distribucion espacial y direccional del total de participantes potenciales
sobre el diagrama unilineal del sistema. Bloque nocturno. . . . . . .. .. 66

Anélisis mensual de participacion y adjudicacién agregada por linea de
transmisién. Bloque diurno. . . . . .. ..o o000 67

Anélisis mensual de participacién y adjudicacién agregada por linea de
transmision. Bloque nocturno. . . . . ... ..o 68

Porcentaje de uso de las lineas de transmisién respecto a su limite de

capacidad. . . . . .. 73
Cantidad de congestiones en el sistema de transmisién durante las 24
horas del dia. . . . . . . . . . Lo 74
Cantidad de congestiones en el sistema de transmision durante bloque
diurno. . . ... 75

Cantidad de congestiones en el sistema de transmisién durante bloque
NnOCtUInNoO. . . . . . .. 76

Participacién de los agentes en las lineas de transmisién segin su direccién. 78
Participacion de los agentes en las lineas de transmisién segtin su direccién. 79

Participacion de los agentes en las lineas de transmisién segtn su direccién. 80



3.1.

4.1.
4.2.
4.3.
4.4.

4.5.
4.6.

5.1.

5.2.

5.3.
5.4.
5.5.
5.6.
5.7.

0.8.

5.9.

5.10.

Indice de Tablas

Parametros operativos y funciones de costo. . . . . . . ... ... ... ..

Archivos de entrada requeridos por la herramienta de simulacién. . . . . .
Capacidad de transmision de las lineas consideradas en el modelo.
Generacién hidraulica por barra, obtenida de la PELP 2023-2027.

Capacidad de almacenamiento (6h) por barra. Esta distribucion es el re-
sultado del procesamiento de la informaciéon contenida en la PELP 2023-
2027, . e

Agrupacién de barras por zona geografica . . . . ... ...

Rango de Costo Variable (CV) y Costo Nivelado de Energia (LCOE) por
tecnologia. . . . . . ... e e e

Resumen financiero anual de la subasta. Se detalla la cantidad de adju-
dicaciones, el pago de agentes, la valorizacion de DFT y el saldo neto
resultante para cada categoria. . . . . . ... ... L.

Anélisis mensual de la ineficiencia en las posturas de sobrepago. La ta-
bla expone el costo unitario asumido por los agentes [USD/MW] y la
proporcién que este exceso representa respecto al monto originalmente
ofertado. . . . . . .

Variables de la estrategia de oferta para el agente HO53. . . . . . . . . ..
Resumen anual agente HO53. . . . . . . . .. .. . o oL
Variables de la estrategia de oferta para el agente HO78. . . . . . . . . ..
Resumen anual agente HO78. . . . . . . ... .. .. . . L.

Resumen financiero anual de la subasta diferenciado por bloque horario
(diurno y nocturno). . . . . . ...

Comparativa mensual del sobrepago promedio unitario segin bloque ho-
TATiO. . . . . e e e e e e

Estrategia de oferta y variables de mercado para el agente H053 diferen-
ciado por bloque. . . . . . . .

Resumen financiero anual para el agente H053 diferenciado por bloque
horario. . . . . . . . .

VII

44



Indice de Tablas VIII

5.11. Balance anual de suficiencia de ingresos del Coordinador Eléctrico para
los distintos escenarios de mercado. Unidades en [USD]. . . . . ... ... 60



Resumen

El acelerado proceso de transicién energética y la masiva insercion de generacién fotovoltai-
ca en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN) han acentuado las restricciones de transmision,
generando frecuentes desacoples de precios nodales. Para mitigar este riesgo, la presente
Memoria de Titulacion evalta la implementacion y el desempeno econémico de un merca-
do de Derechos Financieros de Transmisiéon (DFT) en el contexto chileno. La metodologia
propuesta contempla una simulacion de la operacién del sistema proyectada al ano 2030,
incorporando la futura linea HVDC Kimal-Lo Aguirre bajo una légica de un mercado
basado en ofertas. A partir de estos resultados, se formula e implementa un modelo de su-
basta para la adjudicacién de DF'T, evaluado bajo tres escenarios temporales: un mercado
de 24 horas y uno segmentado en bloques diurno y nocturno.

Los resultados demuestran que la estructuracién del mercado en bloques de 24 horas
enmascara el comportamiento real de la red, presentando una rentabilidad de cobertura del
84,8% y un 9,4 % de sobrepago. Al segmentar el anélisis, es posible aislar y contrastar las
dindmicas operativas de ambos periodos: mientras el bloque diurno presenta diferenciales
de precios mas planos que desincentivan la participacion (evidenciado en una rentabilidad
de solo 37,6 % y un alto sobrepago del 38,3 %), durante el bloque nocturno el despacho de
unidades térmicas eleva los costos marginales y expone los cuellos de botella estructurales.
Es en este ultimo periodo donde los DFT cumplen a cabalidad su funcién, otorgando
un blindaje financiero altamente efectivo al registrar una rentabilidad del 91,5% y un
sobrepago minimo del 6,6 %. Esta asimetria se fundamenta en que el 75,3 % del ingreso
tarifario es recaudado durante el bloque nocturno, lo que consolida la senal de localizacién
y captura el valor econémico de la separacion geografica en el sistema.

La mitigacién de esta incertidumbre financiera permite a los generadores reducir las pri-
mas de riesgo por congestién en sus estructuras de costos. Esta certidumbre fomenta la
competitividad en las licitaciones de suministro, evitando el traspaso de sobrecostos a la
tarifa de los clientes finales regulados y libres.

Finalmente, el estudio identifica limitaciones en las estrategias de oferta de los agentes al
depender de datos historicos promediados. El analisis de las trayectorias de los compro-
misos financieros sobre la topologia de la red revela una alta concentracién de intereses
en tramos especificos. En consecuencia, se concluye que la implementacién de subastas
de DFT de largo plazo, segmentadas en bloques diurno y nocturno, resulta fundamental
para otorgar una certidumbre robusta y estable, ya que permite a los agentes optimizar
la gestién de su riesgo al seleccionar y adquirir coberturas en los bloques que les resulten
mas convenientes dentro de un sistema en vias de descarbonizacién.



Abstract

The accelerated energy transition process and the massive integration of photovoltaic gene-
ration into the National Electric System (SEN) have exacerbated transmission constraints,
leading to frequent nodal price divergence. To mitigate this risk, this degree thesis eva-
luates the implementation and economic performance of a Financial Transmission Rights
(FTR) market in the Chilean context. The proposed methodology involves a system ope-
ration simulation projected for the year 2030, incorporating the future Kimal-Lo Aguirre
HVDC line under a bid-based market logic. Using these results, an auction model for FTR
allocation is formulated and implemented, evaluated under three temporal scenarios: a
24-hour market and one segmented into daytime and nighttime blocks.

The results demonstrate that structuring the market in 24-hour blocks masks the actual
behavior of the grid, presenting a hedge profitability of 84,8 % and a 9,4 % overpayment.
By segmenting the analysis, it is possible to isolate and contrast the operational dynamics
of both periods: while the daytime block presents flatter price differentials that disincen-
tivize participation (evidenced by a profitability of only 37,6 % and a high overpayment
of 38,3 %), during the nighttime block, the dispatch of thermal units raises marginal costs
and exposes structural bottlenecks. It is in this latter period that FTRs fully fulfill their
purpose, providing a highly effective financial hedge by registering a profitability of 91,5 %
and a minimal overpayment of 6,6 %. This asymmetry is driven by the fact that 75,3 % of
the tariff revenue is collected during the nighttime block, which consolidates the locational
signal and captures the economic value of geographic separation in the system.

The mitigation of this financial uncertainty allows generators to reduce congestion risk
premiums in their cost structures. This certainty fosters competitiveness in power supply
tenders, preventing the pass-through of additional costs to the tariffs of both regulated
and free-market end customers.

Finally, the study identifies limitations in the agents’ bidding strategies due to their relian-
ce on averaged historical data. The analysis of the financial commitments’ trajectories over
the grid topology reveals a high concentration of commercial interests in specific transmis-
sion corridors. Consequently, it is concluded that the implementation of long-term FTR
auctions, segmented into daytime and nighttime blocks, is fundamental to provide robust
and stable certainty, as it allows agents to optimize their risk management by selecting and
acquiring hedges in the blocks that best suit their needs within a power system undergoing
decarbonization.



Capitulo 1

Introduccion

En el Sistema Eléctrico Nacional (SEN), las congestiones en la red de transmision han
alcanzado niveles criticos, generando importantes distorsiones en los costos marginales y
limitando el aprovechamiento de la generaciéon renovable. Segiin datos recientes, més de
2.500 GWh fueron vertidos en 2023, principalmente energia solar, debido a la incapacidad
del sistema de evacuar toda la produccién desde las zonas de alta generacién hacia los
centros de consumo [1]. Esta situacién evidencia una condicién persistente de sobreoferta
local en los nodos del norte del pais, obligando a restringir la generacién renovable a pesar
de que la demanda.

Las congestiones en el sistema de transmisién no solo provocan vertimientos de energia
renovable, especialmente solar en las horas de mayor generacién, sino que también generan
desacoples en los Costos Marginales (CMg) locales del sistema [2]. En condiciones ideales,
el sistema eléctrico deberia operar con precios alineados que reflejen un despacho eficiente.
Sin embargo, cuando se saturan ciertos tramos de la red, los precios se desacoplan econé-
micamente. Este fenémeno afecta directamente la senal de precios para los generadores,
distorsiona los ingresos esperados, aunque constituye una potente sefial para la planifi-
cacién de inversiones, tanto en generacién como en transmisién [3]. Esto incita a que los
generadores transfieran este riesgo a los usuarios finales a través de los contratos de largo
plazo, lo que compromete la eficiencia y sostenibilidad del diseno de mercado [4].

Para mitigar los riesgos asociados a las congestiones, se crearon los Derechos Financieros
de Transmisién (DFT), que permiten a sus titulares cubrirse frente a estas diferencias
de precio entre las barras. Estos instrumentos presentan distintas modalidades segtin su
diseno de mercado: pueden ser de tipo obligaciéon (donde el titular asume pagos en caso
de que la congestién ocurra en sentido contrario al contratado) o de tipo opcién, que solo
otorga beneficios cuando la congestién se produce en la direccién esperada. Asimismo,
se distinguen los DFT de tipo point-to-point (punto a punto), definidos entre un nodo
de inyeccién y uno de retiro especifico, y los de tipo flowgate rights, que se basan en la
capacidad disponible de ciertos corredores o elementos de transmisién criticos [5-7].

No contar con un DFT adecuado, o tener uno tipo obligacién en la direccién opuesta
a la congestién, implica que el agente debe asumir estos cargos, lo que puede afectar
negativamente su rentabilidad [3]. Este mecanismo ha sido implementado en el dmbi-
to internacional, como por ejemplo: New York ISO (NYISO) [8], PJM (Interconexién
Pensilvania-Nueva Jersey-Maryland) [9], Nueva Zelanda [10], entre otros.
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s PJM: ofrece dos tipos de DFT, de opcién y de obligacién. Estos son de caracter
point-to-point, es decir, se definen entre un nodo de inyeccién y un nodo de reti-
ro especifico. Asimismo, pueden asignarse en distintos horizontes horarios: existen
productos tipo 24 horas, validos durante todo el dia, y productos diferenciados en pe-
riodos on-peak (7:00-23:00 en dias habiles) y off-peak (fines de semana y 23:00-7:00
en dias habiles).

El proceso de subasta se lleva a cabo de manera mensual, anual y a largo plazo.
El objetivo de la subasta es determinar la combinacién de DFT de mayor valor,
maximizando el valor neto total de la subasta segun las ofertas de los participantes

[3].

= NYISO: en este mercado los DFT se denominan Contratos de Congestién de Trans-
mision (TCC, por sus siglas en inglés Transmission Congestion Contracts), los cuales
son de tipo obligacién y se estructuran bajo un esquema point-to-point.

A diferencia de PJM, en NYISO no existen TCC tipo opciéon. En este caso no
se establece una distinciéon horaria en los productos, sin embargo, las subastas se
realizan de manera mensual y también en periodos estacionales (verano, invierno,
primavera y otono) [8].

= Nueva Zelanda: en este mercado los DFT, al igual que en PJM, pueden ser de tipo
opcién o obligacién, bajo un esquema point-to-point. Los productos disponibles co-
rresponden a la clase 24 horas, es decir, son validos durante todo el dia sin distincién
horaria. Las subastas de DFT se llevan a cabo de forma mensual.

Actualmente, en nuestro pais el mercado energético de corto plazo se basa en uno de
costos auditables. Sin embargo, el uso de DFT requiere, segiin la experiencia internacional,
de un mercado basado en ofertas [6]. En [7] se analiza la viabilidad y el disefio de la
implementacion de los DFT en Chile para optimizar la tarificaciéon del sistema eléctrico,
gestionar los riesgos de congestion y apoyar la transicién energética del pais. En este
aspecto, se propone que la implementacién de los DFT en el sistema eléctrico chileno
tenga las siguientes consideraciones:

» Tipo de contrato: obligacién.

» Duracién mensual, anual y de largo plazo (3 afios)

Subasta de multi rondas, segin la duracién de los contratos.

Se recomienda que el exceso de rentas por congestion sea asignado a los clientes.

Los ingresos de las subastas sean asignados a los clientes para cubrir los costos de
transmision.

Por otro lado, en [5] se estudia la implementacion de los DFT en el sistema eléctrico chi-
leno, considerando un mercado basado en ofertas, las recomendaciones expuestas en [7] y
dos escenarios de estudio: con y sin operacién de la linea HVDC Kimal-Lo Aguirre, obser-
vando el impacto que tiene dicha obra de transmisién para evacuar la energia en el norte
de nuestro pais. Ademads, la operacién se simula con un dia representativo por mes, es
decir, con un tnico bloque de 24 horas. Se propone la incorporaciéon de DFT diferenciados
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en bloques Solar/No Solar dentro del SEN, dado que el sistema presenta diferencias signi-
ficativas entre la operacién en horas solares y no solares. Este esquema sigue un enfoque
similar al de PJM, donde se emplean horarios on-peak/off-peak, permitiendo que los agen-
tes ajusten su participacién en las subastas de acuerdo con su tecnologia de generacién y
los bloques horarios en los que enfrentan mayor exposiciéon al riesgo de desacople de costos
marginales.

El objetivo de este trabajo es analizar el uso de los DFT aplicados a dos bloques horarios
diferenciados: solar y no solar, para asi poder evaluar la diferencia producida por la inyec-
cién solar que caracteriza al norte de nuestro pais. El estudio se desarrollara considerando
el panorama futuro proyectado en la Planificacién Energética de Largo Plazo (PELP) co-
rrespondiente al periodo 2023-2027, que anticipa un aumento en la capacidad instalada
de Energfa Renovable no Convencional (ERNC) [11].



Capitulo 2

Objetivos

2.1.

2.2.

Objetivo general

Analizar el uso de derechos financieros de transmisién en el Sistema Eléctrico Na-
cional considerando el bloque horario solar y el no solar.

Objetivos especificos

Disenar una estrategia de oferta de energia en un mercado basado en ofertas y de
participacién en las subastas de derechos financieros de transmisién.

Simular la operacion anual del sistema eléctrico utilizando un bloque horario solar
y uno no solar.

Implementar el uso de derechos financieros de transmisiéon en el sistema eléctrico
nacional en un mercado marginalista basado en ofertas.

Analizar los resultados obtenidos segtin el tipo de bloque horario, determinando el
impacto econémico y las diferencias que surgen al considerar, o no, una diferenciacion
horaria en la aplicacién de los derechos financieros.
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Marco Teorico

3.1. Fundamentos de la Operacion del Sistema Eléctrico

El funcionamiento del mercado eléctrico de corto plazo en el Sistema Eléctrico Nacional
(SEN) de Chile se rige por un esquema de mercado mayorista centralizado, de tipo pool y
multinodal, cuya base principal es la determinacién de costos auditados. Bajo este mode-
lo, el Coordinador Eléctrico Nacional (CEN, en adelante el Coordinador) ejerce como el
operador central que programa la operacién diaria de manera no vinculante, basandose en
la informacién técnica y econdémica que los participantes declaran obligatoriamente. Esta
declaracién de los agentes incluye parametros criticos como los costos de operacion y man-
tenimiento variables, la carga minima de las centrales y los costos de partida, asegurando
asi un respaldo técnico robusto para la toma de decisiones del Coordinador [6].

A partir de la informacién declarada, el operador realiza el Despacho Econémico (ED, por
sus siglas en inglés). Este proceso consiste en un problema de optimizaciéon matemética
que busca minimizar los costos operativos totales del sistema, asegurando que se satisfaga
la demanda en cada instante bajo condiciones de seguridad y calidad de servicio [2].

En este esquema, el sistema opera bajo el principio del “Orden de Mérito”: las unidades se
ordenan de menor a mayor costo variable. Se despachan primero aquellas con costos més
bajos (tipicamente renovables variables y unidades de base) hasta que la tltima unidad
necesaria para cubrir la demanda (unidad marginal) determina el precio de equilibrio para
ese bloque temporal.

Debido a la naturaleza multinodal del SEN, el costo de suministro no es uniforme en toda
la red. Para reflejar esta variabilidad, se utilizan los Precios Marginales Locales (LMP, por
sus siglas en inglés), también conocido como Costo Marginal (CMg) [2] [6]. Estos valores
representan el costo de abastecer un incremento unitario de demanda (1 MW adicional)
en una barra especifica

3.1.1. Aplicacién en sistema uninodal

Se analiza un sistema simplificado de una barra (uninodal) compuesto por tres unidades
generadoras térmicas con diferentes tecnologias y estructuras de costos. La demanda del
sistema se establece en D = 700 [MW], tal como se esquematiza en la Figura 3.1.
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Figura 3.1: Representacion esquemdtica del sistema uninodal de 3 generadores.

Las caracteristicas técnicas y econémicas de las unidades se detallan en la Tabla 3.1. Se
asumen funciones de costo lineales, donde el término independiente representa los costos
fijos de operacion y el coeficiente lineal corresponde al costo variable unitario (C'V).

Tabla 3.1: Pardmetros operativos y funciones de costo.

Unidad Funcién de Costo (C;)  Punin  Prax

[$/h] [MW]  [MW]
Carbén 1+ 40P. 150 400
Gas 0,5+ 70P, 0 250
Diésel 0,1+ 130F, 0 300

El objetivo del Operador del Sistema es minimizar el costo total de operacién sujeto a las
restricciones de balance de potencia y limites técnicos de generacién. Matematicamente,
el problema primal se formula como:

min - FO = C.(P,) + Cy(P,) + Co(P,) (3.1)
Sujeto a:
700 - (P.+ P, + P)=0 :A (3.2)
Pi— Prass <0 it Vi€ {c,g,0} (3.3)
Pmin,i - Pz < 0 : ,Uz_ Vi € {caga 0} (34)

Para resolver este problema y obtener las sefiales econémicas (precios sombra), se emplean
las condiciones de optimalidad de Karush-Kuhn-Tucker (KKT). Al aplicar el criterio del
“Orden de Mérito”, se despachan primero las unidades de menor costo variable hasta
cubrir la demanda:

1. Unidad Carbén (CV = 40 [$/MWh]): Se despacha a su capacidad méxima (400

2. Unidad Gas (CV =70 [$/MWHh]): Se despacha a su capacidad méaxima (250 [MW]).

3. Unidad Diésel (CV = 130 [$/MWHh]): Cubre el remanente de demanda (700 — 400 —
250 = 50 [MW]).

Este despacho fisico (P. = 400, P, = 250, P, = 50) permite resolver el sistema de ecuacio-
nes KKT para encontrar los multiplicadores de Lagrange. Las condiciones de estaciona-
riedad VL = 0 para cada generador son:
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oL

=40 — + = .
ap., O—A+pul =0 (3.5)
oL +
8—]39—70—)\+ug—0 (3.6)
oL
o, 130-A=0 (3.7)

De la ecuacion (3.7), dado que la unidad Diésel es la unidad marginal (no estd a capacidad
méaxima, por lo tanto u} = 0), se fija el precio del sistema:

A =130 [$/MWH]

Sustituyendo este valor en (3.5) y (3.6), se obtienen los precios sombra de capacidad (u"):

gt =X —40 = 90 [$/MWHh]
g =X —70=60 [$/MWh]

El resultado destaca dos conceptos fundamentales de la teoria marginalista:

» Costo Marginal del Sistema (\): Corresponde a 130 [$/MWh)]. Este valor indica que
incrementar la demanda en 1 [MWHh] costaria 130 [$] adicionales, ya que deberia ser
cubierto por la unidad Diésel.

» Infra-marginalidad (u"): Las unidades de Carbén y Gas reciben una remuneracién
superior a sus costos variables. Por ejemplo, el Carbén tiene un costo de 40 [$/MWHh]
pero se le remunera a 130 [$/MWHh]. La diferencia, capturada por pf = 90 [$/MWh],
representa el sobrecosto en el que incurre el sistema debido a que esta unidad opera
a su limite maximo, es decir, si su capacidad aumentara en 1 [MW], el sistema

ahorraria 90 [$].

3.1.2. Aplicacién en sistema multinodal con congestion

Para analizar el impacto de las restricciones de transmisién en la formaciéon de precios,
se expande el caso anterior a un sistema de dos barras interconectadas por una linea de
transmision con capacidad méxima de Fi,q, = 500 [MW], despreciando las pérdidas de
transmisién, como se ilustra en la Figura 3.2.

P,

1

Pe G} — 700 MW
(500 MW]

o |-

Figura 3.2: Sistema de dos barras con restriccion de transmision.

La configuracién del sistema es la siguiente:
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» Barra 1: Ubicacién de las unidades eficientes, Carbon (P.) y Gas (Fy). No posee
demanda local (para efectos del ejercicio Dy = 0).

» Barra 2: Ubicacién de la unidad costosa, Diésel (P,), y la totalidad de la demanda
(D2 =700 [MW]).

El problema de optimizacién ahora debe satisfacer el balance de potencia en cada barra
y respetar el limite de flujo de la linea. Considerando un sistema sin pérdidas, el flujo por
la linea f1_o es igual a la generacion neta en la Barra 1.

min = FO = C.(FP.) + Cy(Py) + Co(P,) (3.8)
Sujeto a:
P.+P;— fi_a=0 :)\ (Balance barra 1) (3.9)
Py+ fi—2—700=0 : )2 (Balance barra 2) (3.10)
f1—2 =500 <0 : fginea (Limite de transmisién) (3.11)
P — Ppazi< 0 pf Vi€ {cg,o} (3.12)
Prini — <0  :p; Vie{cg,0} (3.13)

Al intentar abastecer la demanda de 700 MW con las unidades mas baratas (Carbén y
Gas desde la Barra 1), el flujo deseado serfa 400 + 250 = 650 [MW]. Sin embargo, la linea
satura en 500 [MW]. Esto fuerza un re-despacho:

1. Barra 1: Se genera el méximo posible para exportar, limitado por la linea (500 [MW]).
» Carbén (P.): 400 [MW].
» Gas (P,): 100 [MW] (Marginal en Barra 1 para completar los 500 [MW]).
2. Barra 2: Se debe cubrir el déficit localmente.
= Importacién: 500 [MW].
» Diésel (P,): 700 — 500 = 200 [MW] (Marginal en Barra 2).

Al aplicar las condiciones de primer orden (KKT) para las derivadas respecto a las inyec-
ciones y al flujo, obtenemos el desacople de los costos marginales:

oL oA =0 = A =70 [$/MWh] (3.14)
oP,
oc
55 = 130 =X =0 = Xy = 130 [$/MW1) (3.15)

Adicionalmente, la condicién de estacionariedad con respecto al flujo fi_s revela el valor
de la congestion:

oL
O0f1—2

= _)\1 + >\2 — Hlinea = 0 = Hlinea = )\2 - )‘1 (316)

La saturacién de la linea provoca un desacople de los precios del sistema:
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» Costo Marginal Barra 1 (A\; = 70): Determinado por la unidad de Gas. Cualquier
incremento de demanda en esta barra seria cubierto aumentando la generacién a gas,
sin afectar la linea saturada.

= Costo Marginal Barra 2 (A2 = 130): Determinado por la unidad Diésel. Debido a que
no se puede traer mas energia barata, cualquier consumo adicional debe ser cubierto
por la unidad local cara.

» Costo de Congestion (pineq = 60): La diferencia de precios (130 — 70) representa el
valor econémico de la restriccion. Si la capacidad de la linea aumentara en 1 [MW],
el sistema ahorraria 60 [$] (sustituyendo 1 [MW] de Diésel por 1 [MW] de Gas).

Finalmente, este diferencial genera el ingreso tarifario (IT), calculado como el flujo por la
diferencia de precios nodales:

IT = Freqr - (A2 — A1) = 500 - (130 — 70) = 30,000 [$/1h] (3.17)

3.1.3. Definicién Legal y Funcién del Ingreso Tarifario

En el contexto de la regulacién chilena, el ingreso tarifario no se considera simplemente
un residuo matemaético del proceso de optimizacién, sino que constituye un componente
esencial para la remuneracién de los sistemas de transmision [12].

Segun lo establecido en el Articulo 101 de la Ley General de Servicios Eléctricos, el IT se
origina por la aplicacién de precios marginales en un sistema donde existen diferencias en
los costos marginales entre las distintas barras del sistema [12].

Técnicamente, el IT representa el excedente de recaudacion que se genera cuando la energia
es valorizada a un precio mayor en los puntos de consumo (retiros) que en los puntos de
produccién (inyecciones), ya sea por efectos de congestién o pérdidas de transmisién [6].
La expresion general para su calculo en un periodo determinado es:

IT =Y (Pp;-A) =Y (Pai- ) (3.18)

JER i€l
Donde:

= R: Conjunto de barras de retiro o demanda.

Z: Conjunto de barras de inyecciéon o generacion.

Pp j: Potencia demandada en la barra de retiro j.

Pg ;: Potencia inyectada en la barra de inyeccion i.

A: Costo marginal en la barra respectiva.

La normativa vigente establece un vinculo directo entre el IT y el Valor Anual de la
Transmisién por Tramo (VATT), que representa el monto total que los propietarios de las
instalaciones deben percibir para cubrir sus costos de inversién, operacién y mantenimiento
[12]. La dindmica de pago se rige por los siguientes principios:



Capitulo 3. Marco Tedrico 12

1. Remuneracién Complementaria: El IT constituye la primera fuente de pago para las
empresas de transmisién. El Coordinador recauda estos montos y los asigna a los
propietarios de las lineas segtin corresponda [12].

2. Mitigacién de Cargos: Dado que el VATT es un valor fijo anual determinado por
decreto, los ingresos tarifarios percibidos actiian como un abono a dicho monto [12].

3. Cargos por Transmision: La diferencia remanente, expresada como VATT — IT, es
la que finalmente se factura a los usuarios finales (demanda) a través de los cargos
por transmisién o peajes [12].

Esta estructura implica que, en periodos de alta congestién, el IT aumenta y cubre una
mayor proporcion del costo de la red, reduciendo el cargo directo por peajes. Sin embar-
go, para los agentes del mercado, esta variabilidad genera un riesgo financiero ante los
diferenciales de costos marginales, lo que fundamenta la necesidad de instrumentos de
cobertura.

3.2. Derechos Financieros de Transmision

Como se analizé en la seccién anterior, la variabilidad de los costos marginales ente barras
debido a la congestion introduce un riesgo financiero significativo para los agentes que
deben transar energia entre barras distantes. Para mitigar esta incertidumbre, surgen
los Derechos Financieros de Transmision (DFT), definidos como instrumentos financieros
derivados que otorgan a su titular el derecho a percibir (o la obligacién de pagar) los
ingresos derivados de la congestién en la red [7].

3.2.1. Naturaleza y Mecanismo de Cobertura

La funcién principal de un DFT es actuar como una cobertura econémica (hedging) con-
tra el costo de la congestién en los mercados de despacho nodal. En términos practicos,
un DFT permite a un agente fijar el costo de transmision entre dos puntos de la red,
independientemente de las fluctuaciones en el mercado de tiempo real [13].

El flujo financiero de un derecho financiero entre un punto de inyecciéon (Source) y un
punto de retiro (Sink) para una cantidad de potencia @ se define matematicamente como:

$DFT = Q : (CMgSink - CMgSource) (319)

De esta forma, si un generador posee un contrato de venta en la barra de retiro, el sobre-
costo que debe pagar por la congestién en el mercado spot se ve compensado exactamente
por el pago que recibe a través del DFT, logrando una posicién financiera neutra frente a
la restriccién de la red [7].

3.2.2. Tipos de Derechos: Obligaciéon y Opcion

Dependiendo de la estructura del mercado y la regulaciéon vigente, los derechos pueden
clasificarse en dos categorias principales:
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» Obligaciones de Transmisién: El titular tiene el derecho a recibir el diferencial de
precios si este es positivo (C M ggink > C M gsource), pero también asume la obligacién
de pagar si el diferencial se invierte (C M ggink < CM gsource) [14].

= Opciones de Transmision: Otorgan al titular el derecho a recibir el diferencial de
precios solo cuando este le favorece, eliminando el riesgo de pagos negativos a cambio
de un costo de adquisicién (prima) generalmente mas alto [3].

3.2.3. Experiencia Internacional
3.2.3.a. El modelo de PJM como referente

En este mercado, los DFT fueron creados para proporcionar a los usuarios de la red una
proteccion financiera contra los costos de congestiéon que surgen en el mercado del dia
anterior (Day-Ahead Market) [13]. El sistema ofrece dos tipos de instrumentos, de opcién
y de obligacion, los cuales poseen un caracter point-to-point, definiéndose entre un nodo de
inyeccién y un nodo de retiro especifico [3]. Asimismo, estos productos pueden asignarse
en distintos horizontes horarios: existen productos tipo 24 horas, validos durante todo el
dia, y productos diferenciados en periodos on-peak (7:00-23:00 en dias hébiles) y off-peak
(fines de semana y 23:00-7:00 en dias hébiles) [3].

El proceso de adjudicacion se lleva a cabo mediante subastas mensuales, anuales y a largo
plazo, con el objetivo de determinar la combinacién de DFT de mayor valor, maximizando
el valor neto total de la subasta segtin las ofertas de los participantes [3]. El éxito y la
solvencia de este modelo radican en la integracién de los siguientes componentes:

» Subastas Multietapa: El mercado realiza subastas periédicas que permiten a los
agentes ajustar sus carteras de cobertura segin las variaciones estacionales y las
condiciones técnicas de la red [6].

» Prueba de Factibilidad Simultdnea (SFT): Se emplean modelos de red detallados
para asegurar que el volumen de derechos emitidos sea fisicamente transportable
por la infraestructura, garantizando asi la solvencia econémica del mecanismo de
compensacién [13].

Cabe mencionar que existen otros mercados, como el de Nueva Zelanda, que implementan
un esquema de DFT similar al de PJM en cuanto a su estructura de obligaciones, aunque
prescinden de la diferenciacién horaria (on-peak / off-peak) en la definicién de sus productos
[10].

3.2.4. New York Independent System Operator (NYISO)

En el mercado eléctrico de Nueva York, los derechos financieros de transmisién se denomi-
nan Contratos de Congestién de Transmisién (TCC, por sus siglas en inglés Transmission
Congestion Contracts). Al igual que en otros sistemas, estos instrumentos permiten a los
agentes cubrirse ante la volatilidad de los precios nodales debida a la congestién en la
red [§].

A diferencia del modelo implementado por PJM, el sistema NYISO presenta las siguientes
particularidades técnicas:
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s Los TCC en NYISO son exclusivamente del tipo obligacion y se estructuran bajo un
esquema point-to-point.

» A diferencia de PJM, en este mercado no existen TCC de tipo opcién, lo que sim-
plifica la liquidacién pero obliga al poseedor a pagar si el diferencial de precios es
negativo.

= No se establece una distincién horaria en los productos, sin embargo, las subastas
se organizan en ciclos mensuales y estacionales, cubriendo los periodos de verano,
invierno, primavera y otono.

3.2.5. Perspectiva Nacional y Requerimientos de Implementacion

La adopcion de este marco de referencia sugiere que la implementacion de los DFT en
el sistema chileno permitiria transitar desde un esquema de distribuciéon administrativa
del Ingreso Tarifario hacia uno donde los agentes gestionen activamente su riesgo base [6].
Esto resulta crucial ante la creciente penetracion de energias renovables, cuya variabilidad
incrementa la frecuencia y volatilidad de las congestiones en el sistema de transmisién [6].

Actualmente, el mercado energético de corto plazo en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN)
opera bajo un esquema de costos auditados. No obstante, la adopcion efectiva de los
DFT demanda, conforme a la experiencia internacional, una evoluciéon hacia un mercado
basado en ofertas [6]. Esta transicion es fundamental para permitir que los precios reflejen
las valoraciones econdmicas reales de los agentes y faciliten la gestién de riesgos en un
entorno de alta penetracién renovable.

Al respecto, se ha analizado la viabilidad de introducir estos instrumentos en Chile con el
fin de optimizar la tarificacién del sistema y gestionar los riesgos de congestién [7]. Bajo
esta premisa, la implementacién de los DFT en el sistema chileno deberia considerar las
siguientes directrices estratégicas:

= Se propone el uso de obligaciones de transmision para asegurar el compromiso finan-
ciero de los agentes con la red.

= Los derechos deben contemplar una estructura de duracién mensual, anual y de
largo plazo (hasta 3 afos), permitiendo coberturas ante variaciones estacionales y
estructurales.

» Implementacion de subastas multi-ronda, cuya frecuencia y estructura temporal de-
ben ajustarse a la duracién de los contratos de suministro de energia, permitiendo
a los agentes adquirir derechos financieros que coincidan con la vigencia de sus obli-
gaciones de suministro.

» Se recomienda que cualquier exceso de rentas por congestién recaudado por el sistema
sea asignado directamente al pago del VATT que repercute en un beneficio a la
demanda al disminuir el monto a pagar por peajes de transmision.

» Los ingresos obtenidos en las subastas de DF'T deben ser acreditados a los clientes con
el objetivo de cubrir parte de los costos de transmisién, aliviando la carga financiera
del sistema sobre la demanda.
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3.2.6. Modelacién Matematica

La adjudicacién de los Derechos Financieros de Transmisién debe estar vinculada a los
limites fisicos de la red para garantizar la sostenibilidad econémica del sistema. Este pro-
ceso se gestiona mediante la Prueba de Factibilidad Simultdnea (SFT), la cual asegura
que los flujos resultantes de todos los DFT adjudicados sean compatibles con los limites
térmicos y de seguridad de las lineas de transmisién [15].

3.2.6.a. Matriz de Factores de Distribucion de Transferencia (PTDF)

Para resolver este problema de factibilidad, se utiliza la matriz de Factores de Distribucién
de Transferencia (PTDF). Este modelo asume una transferencia de potencia desde una
barra de inyeccion (barra s) hacia una barra de retiro (barra r), es decir, se inyecta una
cantidad de potencia en la barra s y se extrae simultdneamente de la barra r, tal como
se ilustra en la Figura 3.3. El PTDF entrega la fraccién de dicha potencia transferida que
termina fluyendo por la linea [ [2,15].

Barra s

Linea [ ‘

Barra ¢ Barra j

Red
Equivalente 1

Red
Equivalente 2

Barra r

Figura 3.3: Impacto en el flujo de la linea | ante una transferencia de potencia entre las
barras s y r.

Para el calculo de los factores de sensibilidad, se recurre a la aproximacion del flujo de
potencia en corriente continua (DC Power Flow). Este método permite linealizar la relacién
entre las inyecciones de potencia y los flujos por las lineas mediante el uso de la matriz
de reactancia del sistema, la cual se obtiene a partir de la inversién de la matriz de
susceptancia nodal reducida. El factor de distribucién se define mediante la siguiente
expresion [2]:

PTDE,,; = ;«XZ- — X)) — (X — X)) (3.20)

~—

Si s es la barra de referencia (slack), X;s =0y X5 =0
aXir:Oijr‘ZO
aXiszoyXir:O

,XjS:OijTZO

~

Si 7 es la barra de referencia (slack

N~ o~

slack

~—

Si i es la barra de referencia

Si j es la barra de referencia (slack

—
~—

La subasta de los derechos financieros se formula con el siguiente problema de optimizacion
y con las siguientes restricciones, buscando maximizar el valor de las ofertas adjudicadas
respetando la factibilidad fisica del sistema:
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FO: max» P Qi (3.21)

Sujeto a:
[PTDF[Qpia) < [Frg™] (3.22)
0 < Qg < Qbig (3.23)

Donde las variables y parametros se definen como:

= 1: Agente participante.

s rs: Tramo de linea.

Py ;- Precio de la oferta presentada por el agente x.

dij: Cantidad de derechos adjudicados al agente x.

Q4 Cantidad de derechos solicitados en la oferta del agente x.

[PTDF|: Matriz de factores de Distribucién por Transferencia de Potencia.

[F29%]: Vector de capacidades méximas de transporte para cada tramo de linea rs.

Esta formulacion asegura que la asignacién de los derechos sea econémicamente eficiente,
priorizando a los agentes con mayor valoraciéon por la cobertura de transporte, siempre
que el flujo resultante de dichas transacciones sea compatible con los limites de seguridad
de la red.
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4.1. Caracterizacion del Sistema de Estudio

El caso de estudio corresponde a una proyecciéon del Sistema Eléctrico Nacional (SEN),
dimensionado al afno 2030. La definiciéon de este sistema futuro se construye en base a los
lineamientos y escenarios definidos en la Planificacién Energética a Largo Plazo (PELP) del
Ministerio de Energia, correspondiente al periodo 2023-2027 [11]. Es importante notar que
la PELP proyecta el desarrollo del sistema bajo tres escenarios energéticos: Recuperacion
Lenta (RL), Transicién Acelerada (TA) y Carbono Neutralidad (CN).

Para este estudio se ha seleccionado el escenario de “Recuperacién Lenta”. Este contexto
se caracteriza por una ralentizaciéon de la economia y de la transicién energética post-
pandemia, priorizando la reactivacion econdémica y la calidad de servicio. Bajo este su-
puesto, se proyecta una transformacioén tecnolégica moderada y una disminucién més lenta
de los costos de inversién en energias renovables, lo que introduce mayor incertidumbre
respecto al cumplimiento de las metas climaticas.

4.1.1. Herramienta de Simulacién

La herramienta de simulacién que se utilizara para resolver la operaciéon del sistema es LG-
plan©. Esta plataforma computacional permite abordar de manera integral los problemas
de planificacién de la expansion de la transmisién (TNEP), pre-despacho (UC) y despacho
econémico (ED). El objetivo central de este andlisis es resolver el problema del despacho
econémico para el caso de estudio proyectado al afio 2030. Para ello, la herramienta em-
plea un modelo de optimizaciéon basado en programacién lineal (LP), en contraste con los
problemas de expansion y pre-despacho que se formulan como programacién lineal ente-
ro mixto (MILP), considerando en todos los casos las ecuaciones de flujo de potencia en
corriente continua (DCPF) [16].

El planteamiento y resolucién de este problema requiere completar una serie de archivos en
formato .zlsx, los cuales centralizan los parametros técnicos y econémicos necesarios para
la ejecucion del modelo. Estos archivos de entrada permiten estructurar la informacién del
sistema de manera organizada para su posterior procesamiento por el motor de calculo
del programa. La descripcion de cada archivo de entrada requerido por la herramienta se
detalla en la Tabla 4.1.

17
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Tabla 4.1: Archivos de entrada requeridos por la herramienta de simulacion.

Archivo Descripcién

data_ bus.xlsx Define las barras del sistema.

data_ conti.xlsx  Define la lista de estados de operacién asociados a lineas HVAC.

data_ gen.xlsx Define los pardmetros de las unidades de generacién convencionales.

data_ hvde.xlIsx Define los pardametros de los sistemas de corriente continua (HVDC).
data_lines.xlsx Define los pardmetros de las lineas de transmisién de corriente alterna (HVAC).
data_ load.xlsx Define la demanda por barra, por hora y por ano.

data_ param.xlsx Define un conjunto de pardmetros de simulacion.
data_ period.xlsx Define los parametros de cada periodo de inversion.

data_res.xlsx Define los pardmetros de las unidades de generacién renovable.

data_ scena.xlsx  Define las ponderaciones de los escenarios de generacién renovable.

data_ sto.xlsx Define los pardmetros de los sistemas de almacenamiento de energia (ESS).
data  XX.csv Define el perfil de generacién de la unidad XX.

4.1.2. Topologia de la Red y Supuestos de Transmision

La topologia de la red de transmision utilizada en este estudio consiste en un modelo de 29
barras. Este sistema representa, de forma agregada, la infraestructura principal del SEN
en los niveles de tension de 500 [kV] y 220 [kV].

Con el objetivo de representar el sistema de forma simplificada y reducir la complejidad
computacional, se aplica el siguiente supuesto: en aquellos casos donde existen multiples
circuitos conectando el mismo par de barras, estas se modelan mediante una tnica linea
equivalente. Esta linea equivalente agrega los parametros de reactancia y capacidad de
transferencia del conjunto de lineas que representa. La Figura 4.1 presenta el diagrama
unilineal resultante con la topologia del sistema de 29 barras.

En cuanto a la expansién futura del sistema, el modelo incorpora la entrada en operacién
de la linea de transmisién de corriente continua (HVDC) Kimal - Lo Aguirre, proyecto cuya
puesta en servicio esta planificada para el afio 2029 y, por tanto, se considera operativa para
el horizonte de estudio del 2030. Para efectos de la simulacién, y siguiendo la modelacién
utilizada en la PELP, esta obra se representa mediante una linea que conecta las barras
Kimal y Alto Jahuel.

Las capacidades de transmisién se obtuvieron de la base de datos de la PELP. Con el
proposito de representar un escenario de operacion acorde a la realidad del sistema, estos
valores fueron contrastados con los registros operativos vigentes. De este modo, se verifico
la consistencia de las capacidades mediante la informacion técnica publica y los reportes de
potencia transitada en tiempo real provistos por el Coordinador Eléctrico Nacional [17,18].
Finalmente, en la Tabla 4.2 se detalla la configuracion de la red, especificando el tipo de
tecnologia (HVAC o HVDC), las barras de conexién (Barra i y Barra j) y su respectiva
capacidad de transmisién.

Una particularidad del modelo propuesto recae en la capacidad asignada a la linea HVDC.
Si bien su disefio nominal es de 3000 [MW] (2x1500 [MW]) [19] y la PELP establece un
limite operativo de 2000 [MW], este trabajo adopta una capacidad restringida de 1500
[MW], equivalente a la operacién bajo el criterio N — 1. Esta reduccién de la capacidad
permite someter al modelo a un escenario de operacién mas restrictivo, asegurando la
aparicion de congestiones fisicas necesarias para evaluar el desempefio de los Derechos
Financieros de Transmision.
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Figura 4.1: Diagrama unilineal simplificado del Sistema FEléctrico Nacional al ano 2030
(topologia de 29 barras).
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Tabla 4.2: Capacidad de transmision de las lineas consideradas en el modelo.

Tipo Barra i Barra j Capacidad [MW]
HVAC AltoJahuel500 Ancoa500 4000
HVAC Ancoab00 NuevaCharrua500 3000
HVAC Candelariab00 AltoJahuel500 680
HVAC Concepcion500 NuevaCharrua500 260
HVAC Cumbre500 NuevaCardones500 2090
HVAC Kimal220 LosChangos220 900
HVAC Kimal220 NuevaZaldivar220 815
HVAC Kimal500 Kimal220 1500
HVAC Kimal500 LosChangos500 1590
HVAC Lagunas220 Kimal220 789
HVAC LosChangos220 NuevaZaldivar220 525
HVAC LosChangosb00 LosChangos220 1500
HVAC LosChangos500 Parinas500 1500
HVAC NuevaCardones500 NuevaMaitencillo500 2368
HVAC NuevaCharruab00 Mulchen500 1540
HVAC  NuevaMaitencillo500  NuevaPandeAzucar500 2375
HVAC NuevaPandeAzucar500 Polpaico500 2500
HVAC NuevaPozoAlmonte220 Lagunas220 662
HVAC NuevaPozoAlmonte220 Parinacota220 450
HVAC NuevaPuertoMontt500 NuevaAncud500 660
HVAC PDGE_ANF_B2 Parinas500 2238
HVAC PDGE_ANF_B3 Cumbre500 929
HVAC PDGE_TOC_ A2 Kimal500 1066
HVAC Parinas500 Cumbre500 1500
HVAC Parinas500 NuevaZaldivar220 660
HVAC Pichirropulli500 NuevaPuertoMontt500 805
HVAC Polpaico500 AltoJahuel500 1880
HVAC Quillota500 Polpaico500 1803
HVAC Rapel500 AltoJahuel500 394
HVAC RioMalleco500 Mulchen500 1290
HVAC RioMalleco500 Pichirropulli500 1143
HVDC Kimal500 AltoJahuel500 1500

4.1.3. Escenario de Demanda Proyectada

La proyecciéon de demanda utilizada se enmarca en el escenario de “Recuperaciéon Lenta”.
Para la caracterizacién de los consumos, se considera la distribucién espacial de la carga en
las 29 barras definidas en la topologia. Es importante destacar que, si bien la base de datos
original desglosa la demanda en distintas categorias, para efectos de este modelo se utiliza
la demanda total agregada por barra. Esto implica que el modelo asigna a cada nodo un
tnico valor de potencia, el cual representa la suma de todos los retiros (independiente de
su categoria) asociados a ese punto de conexion.

Respecto a la resolucién temporal, el estudio adopta la estructura de datos propia de la
PELP, la cual modela el consumo mediante dias representativos. Bajo este esquema, la
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simulacién no abarca las 8760 horas del afio, sino que se define un perfil horario de 24
horas para un dia tipo por cada mes, resultando en un horizonte total de 288 bloques
temporales (24 horas x 12 meses).

Sin embargo, para definir cual dia representativo utilizar, fue necesario aplicar un criterio
de seleccion especifico. La base de datos de la PELP dispone de cuatro tipologias de dias
representativos para cada mes. Como se observa en la Figura 4.2, estos perfiles presentan
variaciones en la magnitud y forma del consumo. Con el objetivo de definir un escenario
conservador y someter al sistema de transmisién a condiciones de mayor estrés operativo,
se realizé un andlisis comparativo de estas cuatro opciones, seleccionando aquel perfil
diario que exhibe una demanda de potencia sostenidamente mayor a lo largo del dia.
Esta eleccion busca aumentar la probabilidad de ocurrencia de congestiones en las lineas,
provocando asi la aparicién de desacoples en los costos marginales entre las distintas barras
del sistema, condicién necesaria para el analisis propuesto.

14-\\/\V/\/\f

Demanda [GW]
=)

—— Dia representativo 1

Dia representativo 2
24 —— Dia representativo 3
—— Dia representativo 4

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Hora

Figura 4.2: Comparacion de los cuatro dias representativos de demanda para el mes de

enero.

La Figura 4.3 presenta la curva de demanda total del sistema para los 12 dias representa-
tivos considerados. En este grafico se visualiza la suma de la potencia requerida en todas
las barras, permitiendo apreciar la variacién del consumo mes a mes y los niveles maximos
de exigencia que debera abastecer el SEN.
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Figura 4.3: Proyeccion de la demanda total del sistema para el escenario de recuperacion

lenta [11].

4.1.4. Escenario de Generacion y Disposicion de las Unidades

Para la representacién de la oferta de generacion en el modelo, se aplicdé un criterio de
agrupacién por tecnologia a nivel de barra. Con el objetivo de reducir la dimensionalidad
del problema sin perder la precisién de la ubicacién geografica, no se modelan las centrales
de forma individual. En su lugar, se consolidan las capacidades de todas las unidades
de una misma tecnologia conectadas al mismo punto, obteniendo asi una tnica unidad
equivalente por tipo de tecnologia en cada barra del sistema.

La Figura 4.4 ilustra la distribuciéon de la capacidad instalada en cada barra para las
distintas tecnologias de generacién, incluyendo unidades térmicas, renovables variables y
recursos hidroeléctricos (tanto de pasada como de embalse). Cabe senalar que los sistemas

de almacenamiento no se incluyen en esta representaciéon debido a las particularidades de
su modelacion, la cual se detalla mas adelante.
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Figura 4.4: Distribucion de la capacidad instalada en cada barra por tecnologia.
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Por motivos de simplicidad y disponibilidad de informacion, las centrales de pasada y de
embalse son agrupadas y modeladas como una tnica unidad de embalse equivalente en
sus respectivas barras. Esta agrupacién contempla el escenario hidrolégico descrito en la

Tabla 4.3, la cual detalla la energia hidroeléctrica anual total considerada para cada barra
del sistema.

Bajo esta premisa, la herramienta de simulacion aborda el recurso hidrico con una logica
de optimizacién andloga a la de los sistemas de almacenamiento. El modelo administra la
disponibilidad total de energia y determina su despacho a lo largo del periodo de simulacién
segun los requerimientos sistémicos. De esta forma, es el propio algoritmo el encargado de
definir en qué bloques horarios resulta més eficiente utilizar este recurso.

Tabla 4.3: Generacion hidraulica por barra, obtenida de la PELP 2023-2027 [11].

Barra Generacién [GWh]
NuevaCharrua500 4865,6
Ancoa500 4302,7
AltoJahuel500 1500,8
Candelaria500 873,0
Mulchen500 556,5
Pichirropulli500 551,7
NuevaPuertoMontt500 402,9
Rapel500 314,4
Quillotab00 1972
Polpaico500 178,7
RioMalleco500 73,5
NuevaPozoAlmonte220 33,6
NuevaAncud500 27,4
NuevaMaitencillo500 12,0
Parinacota220 3,4
NuevaPandeAzucar500 2,1

Finalmente, para los sistemas de almacenamiento de energia (BESS), se realizé una ho-
mogenizacion de sus parametros de duracién. Si bien la base de datos original contempla
proyectos con diversas capacidades de respaldo, para la construccion de la unidad equiva-
lente por barra se estandarizo la capacidad de energia, asumiendo que cada unidad dispone
de suficiencia para seis horas de descarga a potencia méaxima. Los valores resultantes de
esta estandarizacién se presentan en la Tabla 4.4, donde se especifica la capacidad equiva-
lente de almacenamiento asignada a cada barra, mientras que en la Figura 4.5 se muestra
la distribucién geografica de estas unidades.
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Tabla 4.4: Capacidad de almacenamiento (6h) por barra. Esta distribucion es el resultado
del procesamiento de la informacion contenida en la PELP 2023-2027 [11]

Barra Capacidad 6h [MW]
AltoJahuel500 41,60
Ancoab00 3,50
Cumbre500 382,00
Kimal500 1240,10
LosChangos220 47,50
Mulchen500 21,67
NuevaCardones500 399,17
NuevaPandeAzucar500 1,00
NuevaPozoAlmonte220 0,33
NuevaZaldivar220 527,23
Parinacota220 0,33
Polpaico500 40,00
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Figura 4.5: Distribucion de la capacidad instalada en cada barra de las unidades de
almacenamiento.

4.1.5. Asignacion de Contratos de Suministro

Para la modelacién econémica del mercado, es necesario definir la asignaciéon de los con-
tratos bilaterales. Estos instrumentos vinculan comercialmente la oferta de generacién con

la demanda proyectada, estableciendo quién abastece financieramente a cada una de las
barras del sistema.

En lo que respecta a la estructura temporal de estos acuerdos, se ha tomado como referencia
la segmentaciéon definida por la Comisién Nacional de Energia (CNE) en las bases de
licitacién de suministro para clientes regulados [20]. Estas bases establecen la divisién del
dia en tres bloques de suministro horario:
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» Bloque Horario A: Destinado a abastecer los consumos comprendidos entre las 00:00
y 07:59 hrs., y entre las 23:00 y 23:59 hrs.

= Bloque Horario B: Destinado a abastecer los consumos comprendidos entre las 08:00
y 17:59 hrs.

» Bloque Horario C: Destinado a abastecer los consumos comprendidos entre las 18:00
y 22:59 hrs.

Para efectos de este estudio, se ha implementado una adaptacion de esta estructura, con-
solidando los horarios en dos grandes categorias segin la disponibilidad del recurso solar:

» Bloque Diurno (Solar): Corresponde exactamente al Bloque B (08:00 a 17:59 hrs.),
periodo en el cual se concentra la generacién fotovoltaica.

» Bloque Nocturno (No Solar): Agrupa las horas restantes del dia, consolidando los
Bloques A y C.

Para estructurar el andlisis de los resultados, las barras del sistema se han agrupado en
cuatro macrozonas geograficas: Norte Grande, Norte Chico, Centro y Sur. Esta segmen-
tacién se ha realizado siguiendo la clasificacién utilizada en [5], tal como se detalla en la
Tabla 4.5.

Tabla 4.5: Agrupacion de barras por zona geogrdfica

Norte Grande Norte Chico Centro Sur
Kimal220 Cumbre500 AltoJahuel500 Mulchen500
Kimal500 NuevaCardones500 Ancoab00 NuevaAncud500

Lagunas220 NuevaMaitencillo500 Candelaria500 NuevaPuertoMontt500
LosChangos220 NuevaPandeAzucar500 Concepcionb00 Pichirropulli500
LosChangos500 PDGE_ANF B2 NuevaCharruab500 RioMalleco500

NuevaPozoAlmonte220 PDGE_ANF B3 Polpaico500
NuevaZaldivar220 Parinas500 Quillota500
PDGE_TOC_ A2 Rapel500
Parinacota220

Respecto a la asignacion de contratos, esta se ha configurado con una dispersion geografica
amplia que admite acuerdos tanto en la misma zona como entre zonas distintas (por
ejemplo, un generador ubicado en el norte con un contrato en la zona centro). El propésito
es capturar los escenarios de desacople de costos marginales entre barras, generando asi
las condiciones necesarias para evaluar la aplicaciéon de los DF'T en la mitigacion del riesgo
derivado de las congestiones.

Bajo este esquema, los volimenes de energia comprometidos en los contratos se deter-
minaron en funcién de la energia disponible y los requerimientos de demanda especificos
para cada una de estas ventanas temporales. La distribucién de los contratos se presenta
mediante mapas de calor diferenciados. La Figura 4.6 ilustra la asignacién de suminis-
tros correspondiente al bloque diurno, mientras que la Figura 4.7 detalla los compromisos
establecidos para el bloque nocturno.
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doras (oferta). La interseccién entre ambas variables genera una celda cuyo color refleja

el porcentaje de participacién de una central en el abastecimiento de una barra especifica,
asi, una mayor intensidad en el color azul denota una mayor proporcién del suministro. A

modo de ejemplo, se puede observar que la unidad Lagunas220_ Solar presenta contratos
asignados para abastecer los consumos en las barras Lagunas220, Nueva Cardones500 y

barras del sistema (demanda), mientras que el eje horizontal detalla las unidades genera-
Nueva Maitencillo500, en las proporciones que indica su respectiva escala.

Para facilitar la interpretacién de estos gréaficos, cabe senalar que el eje vertical agrupa las
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Figura 4.6
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Figura 4.7: Mapa de calor de la asignacion de contratos: bloque nocturno.

4.2. Caracterizacion del Mercado de Oferta

Para simular el mercado de oferta, es necesario primero establecer los parametros eco-
noémicos estructurales de cada unidad generadora. En esta seccién se definen los valores
de costo que delimitan el rango de operacién financiera de los agentes, los cuales servi-
ran como parametros fundamentales para la légica de decisién de oferta que se detallara
posteriormente.

4.2.1. Definicion de Parametros Econémicos: CV y LCOE

La estrategia de cada generador se fundamenta en dos valores de referencia que actian
como cotas inferior y superior de su precio de venta. A cada unidad se le han asignado los
siguientes parametros:

» Costo Variable (CV): Corresponde a los costos operativos directos. Este valor repre-
senta el precio minimo al que una unidad estaria dispuesta a operar en el corto plazo
para cubrir sus costos de combustible y los costos variables no combustibles.

» Costo de Desarrollo (LCOE): Representa el Costo Nivelado de Energfa. Este valor
refleja el precio necesario para recuperar la inversién y costos fijos a largo plazo.

La determinacién de estos valores se basa en rangos representativos por tecnologia. Para
los costos nivelado de energia, los rangos fueron extraidos del estudio “Lazard’s Levelized
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Cost of Energy Analysis” [21]. Por su parte, los costos Variables se definieron acorde a la
“Fijacion de Precios de Nudo de Corto Plazo Segundo Semestre 2025”7 [22].

La Figura 4.8 detalla los rangos de LCOE, mientras que la Figura 4.9 muestra los rangos
de Costo Variable (donde las tecnologias Solar, Eélica y Geotérmica presentan valor nulo).

T T T T T T T T

Solar |- 38 [l 78 1

Eolicar 5+ 108 1

GNL| 45 N 109 ]

Biocombustible | 54 I 140 |

Tecnologia

Geotérmica[ 66 Il 109 |
Carbon| 7! NN 73 |
Diesel | 432 [ 756 1
Co-Firing[ 70 [N 156 i

0 100 200 300 400 500 600 700 _ 800
LCOE [USD/MWh]

Figura 4.8: Rangos de costos por tecnologia: LCOE (Lazard) [21].

GNLF 46-80 ]

Biocombustible 45I24 1

Carbon( [ 1

Tecnologia

Diesel N 1

Cofiring - <IN 1

0 160 260 360 460 560
Costo Variable [USD/MWh]

Figura 4.9: Rangos de costos por tecnologia: costo variable (CNE) [22].

Para obtener un valor tnico por unidad, los rangos de precios por tecnologia se distri-
buyeron de manera inversa a la capacidad instalada (Figura 4.4). Bajo esta logica, a las
centrales con mayor capacidad maxima se les asigné un costo cercano al limite inferior del
rango, asumiendo un mejor desemperno operativo por tamafno, mientras que a las unidades
menores se les vinculé con el limite superior. Esta diferenciacién asegura que, aun compar-
tiendo la misma tecnologia, las unidades presenten pardmetros de CV y LCOE distintos,
enriqueciendo asi la competencia y la formacion de precios en el sistema.

Cabe destacar que tanto para los sistemas de almacenamiento como para la generacién
hidroeléctrica se asume un costo variable igual a cero (CV = 0) en todo momento. En el
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caso del almacenamiento, esta decision responde a la complejidad de valorizar el recurso
ante estrategias de arbitraje energético. Para la generacion hidroeléctrica, el uso de CV =0
se justifica por la simplificacién de agrupar centrales de pasada y embalse en unidades
equivalentes, al no disponer de informacién técnica sobre las cotas maximas, este valor
asegura el despacho de la energia disponible en el periodo, evitando la acumulacién de
recursos bajo restricciones de almacenamiento desconocidas.

La Tabla 4.6 presenta los parametros econémicos empleados para la formulacién de ofertas
en el despacho econémico.

Tabla 4.6: Rango de Costo Variable (CV) y Costo Nivelado de Energia (LCOE) por

tecnologia.

Tecnologia CV [USD/MWh] LCOE [USD/MWHh]
Solar 0 38 — 78
Edlica 0 54 — 108
Geotérmica 0 66 — 109
Biocombustible 15—-24 54 — 140

GNL 46 — 80 48 — 109
Carbén 50 — 136 71 -173
Co-firing 57 — 128 70 — 156
Diésel 131 — 469 432 — 756

4.2.2. Estrategia de Ofertas en el Mercado Energético

Una vez establecidos los parametros de costo variable y LCOF para cada unidad generado-
ra, se procede a definir la estrategia de oferta que cada agente presentard al mercado. Para
formalizar este calculo, se utiliza la variable Aggyp, la cual representa la brecha econémica
existente entre los costos de cada unidad:

Agap = LCOE — CV (4.1)

Esta variable define el margen sobre el cual el agente puede ajustar su oferta. La magnitud
de dicho ajuste se determina a partir del Factor de Uso (FU), variable que cuantifica la
proporcién de energia efectivamente generada respecto a la energia esperada por cada
unidad durante el dltimo periodo:

Energia,

FU (4.2)

~ Energiag

Donde:

FEnergia; : Energia suministrada durante el periodo ¢.

FEnergiag : Energia esperada.

De esta manera, la oferta de cada agente para el periodo t + 1 queda determinada por la
siguiente expresion:
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Ofertagy1 = CV + Agap - FU; (4.3)

Con la finalidad de otorgar mayor realismo al modelo, se incorporan diversas decisiones de
oferta sujetas a condiciones especificas, las cuales se detallan en el diagrama de la Figura
4.10. Esta estrategia busca establecer un control sobre las ofertas al limitar la diferencia
entre dos periodos consecutivos. Asimismo, permite que aquellas unidades que no logran
entrar al mercado (FU = 0) disminuyan su oferta por debajo de su costo variable con el
objetivo de incentivar su despacho en los periodos siguientes.
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Inicio Mes (¢t + 1)

Calcular FU;

l

FU, > 1y Oferta, > LCOE? Ofertai41 = 1,2 - Ofertas

FU, =0y Oferta; < CV? Ofertai41 = 0,8 - Ofertay

(FU, =1y Oferta; = CV? Ofertaiq1 = Ofertas + 0,25 - Agap

No

L FU > 07 ¢> Oferta;y1 = CV 4+ Agap - min(FU, 0,25)

No
FU, =07 ;» Ofertai41 = 0,8 - O foertas
No

Ofertay1 = CV

Figura 4.10: Logica de decision para la actualizacion de precios de oferta en el mercado
energético en funcion del desemperio.

4.3. Estrategia de Participacion en el Mercado de DFT
4.3.1. Perfiles y Comportamiento de los Agentes

Para el modelamiento del mercado de Derechos Financieros de Transmisién, se ha definido
la participacion exclusiva de agentes coberturistas, descartando la inclusién de participan-
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tes puramente especuladores. Cabe recordar que los DFT aplicados en esta formulacién
son del tipo punto a punto. Por consiguiente, la cobertura de cada agente queda estricta-
mente ligada a la topologia de la red, requiriendo la identificacién precisa de una barra de
inyeccion (Source) y una barra de retiro (Sink) para cada transaccion.

Si bien dichos compromisos comerciales presentan una diferenciacién por bloque hora-
rio, la metodologia de simulacién contempla la ejecuciéon de tres escenarios de subasta
independientes:

= DFT de 24 horas.
= DFT de bloque Diurno.
= DFT de bloque Nocturno.

Una premisa fundamental de esta estrategia es que todos los agentes coberturistas parti-
cipan en los tres escenarios de subasta, independientemente de la temporalidad estipulada
en sus contratos de suministro. Por ejemplo, en el caso de los DF'T de 24 horas, la totalidad
de los agentes presenta ofertas. De igual forma, en la subasta correspondiente al bloque
diurno participan tanto los agentes con compromisos diurnos como aquellos que poseen
exclusivamente contratos nocturnos.

El propésito de esta formulacién cruzada es permitir una evaluacién analitica posterior del
desempeno del mercado. Esta configuraciéon hace posible evaluar, mediante los resultados,
si los agentes lograron cubrirse de manera efectiva frente a la congestion en los bloques
horarios donde realmente poseen obligaciones comerciales de inyeccién, en contraste con
su nivel de adjudicacién en periodos donde no tienen compromisos fisicos.

Finalmente, para optimizar la representacion del sistema, aquellos contratos pertenecien-
tes a un mismo generador que estan destinados a una misma barra de retiro a lo largo de
ambos bloques horarios (diurno y nocturno) han sido agrupados. De esta manera, se con-
solidan en un unico perfil de agente coberturista, unificando su estrategia de participacién
y manteniendo la coherencia fisica de sus inyecciones en la red.

4.3.2. Determinacion del Volumen de Oferta

La cantidad de potencia que cada agente coberturista solicita en la subasta de Derechos
Financieros de Transmisién, denotada como Qp;4, se define de manera estratégica con el
objetivo de resguardar el momento de mayor exposicion financiera. Por consiguiente, el
volumen ofertado se establece en funciéon de la demanda méaxima asociada a su contrato
de suministro dentro del bloque temporal correspondiente a la subasta.

Especificamente, el dimensionamiento de (Qy;q obedece a las siguientes reglas segtn el tipo

de producto subastado:

» DFT de 24 horas: El agente oferta un volumen equivalente a la demanda maxima
proyectada de su contrato considerando la totalidad del dia (24 horas).

» DFT de Bloque Diurno: La oferta se ajusta estrictamente a la demanda mas alta
pronosticada dentro de las horas que componen el bloque diurno.

= DFT de Bloque Nocturno: De manera analoga, el volumen solicitado corresponde al
valor maximo de demanda esperado exclusivamente durante el bloque nocturno.
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Cabe destacar que, para efectos de este estudio y con el fin de aislar el andlisis de la con-
gestidn, se asume un escenario de prevision perfecta. Esto implica que el volumen ofertado
Qpiq se basa en la demanda proyectada, la cual coincide con la demanda efectivamente
despachada, omitiendo la incertidumbre propia de los pronésticos en la operacién real.

4.3.3. Determinacion del Precio de Oferta

La racionalidad econémica que rige la participacién de un agente coberturista en el mer-
cado de DFT se fundamenta en el balance entre el costo de adquisiciéon del instrumento y
los ingresos que este genera al cubrir la congestién.

El costo total asumido por el agente en la subasta se define como el producto entre el
precio de la oferta adjudicada (Py;q), el volumen adjudicado (Qqq;) v la cantidad de horas
correspondientes al bloque temporal (np):

Costo = ng - sz'd . Qadj (4.4)

Por su parte, el ingreso percibido por el titular del derecho corresponde a la sumatoria
de las diferencias de los costos marginales (ACMg) entre el nodo de retiro y el nodo de
inyeccion para cada hora h del bloque:

Ingreso = (Zz; AC’Mgh> Qadj (4.5)

A diferencia de un participante especulador, el objetivo primordial de un agente cober-
turista no es maximizar utilidades mediante este instrumento, sino alcanzar un estado
de neutralidad financiera frente al riesgo de congestiéon. Por lo tanto, el agente busca
que la adquisicién del DFT no le represente una pérdida neta, aspirando a un punto de
equilibrio donde el ingreso generado logre al menos compensar el costo de adquisiciéon
(Ingreso > Costo). Al evaluar esta condicién, reordenar n;, y simplificar el término de
volumen @),q4;, se define el limite superior que el agente estd dispuesto a ofertar:

o ACM
Pyg < Eh=1 =250 (4.6)
ny
Pbid S AC'A]\jgpromedio (47)

Esta demostraciéon analitica evidencia que el mercado de DFT permite a los agentes prio-
rizar la certidumbre por sobre beneficio econémico. La diferencia entre el precio ofertado
en la subasta (Pyg) v la diferencia promedio del costo marginal registrada en el blo-
que (ACM gpromedio) determina si la posicién resulta en una cobertura con rentabilidad
(Pria < ACM gpromedio) © €n una cobertura con sobrepago (Pyiq > ACM gpromedio)-

Estabilizacion de la Seiial de Precio

o g t+1 . .
En principio, la decisién de la oferta futura Pb(i; ) podria basarse directamente en el
ACM gpromedio observado en el mes inmediatamente anterior. Sin embargo, los costos
marginales en los sistemas eléctricos presentan una alta volatilidad inherente en el corto
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plazo, producto de variaciones en la demanda, indisponibilidades del parque generador
o factores climéaticos. En consecuencia, basar la decisién de oferta en un valor mensual
aislado resulta en una estrategia altamente inestable, lo que introduce un nivel de riesgo
financiero considerable para el agente coberturista.

Para mitigar este riesgo y asegurar que la formulacion de la oferta se fundamente en un
historial consolidado, se introduce la variable Ap,omedio- Esta métrica corresponde a una
media mévil calculada sobre los ultimos cuatro meses de la variable ACM gyromedio:

- m
Apromedio = Zm:t—?) ACf]\Jgprmmzdio (48)

4
El uso de este indicador estabilizado permite al agente coberturista filtrar las fluctuaciones
temporales agudas, basando su postura econémica en una tendencia historica que refleja
de mejor manera la expectativa real de congestién en la ruta evaluada.

Estrategia Adaptativa de Oferta

Es este valor estabilizado (A promedio) €l que los agentes utilizan como referencia central
para determinar su nueva oferta (Pb(f;rl)) mediante una légica condicional adaptativa. El
algoritmo ajusta el precio basandose en los resultados del periodo anterior ¢, evaluando el
nivel de adjudicacion (Qqq), la tasa de adjudicacién del derecho (aygj) v las condiciones

generales del mercado.

Para este propdsito, se definen las siguientes variables de control derivadas de los resultados
histéricos de la subasta:

" ¢ Tasa de adjudicacion, definida como la proporcién entre el volumen efectiva-
mente adjudicado (Qqq;) ¥ el volumen de oferta originalmente solicitado (Qpiq) en
la subasta.

» Pae: Precio méximo adjudicado en el mercado para agentes con (Quq; > 0.

= Pt Precio de corte de la ruta especifica. Corresponde al valor minimo de oferta
que el agente requeria para obtener adjudicacién en su respectivo par source-sink.
Este parametro es calculado de manera ez-post tras la resoluciéon del problema de
optimizacion del periodo ¢, permitiendo al agente cuantificar la brecha de su oferta
fallida y ajustar su postura futura.

= 7: Factor de agresividad. Parametro multiplicador utilizado por el agente para incre-
mentar su oferta frente a escenarios de adjudicacién nula, con el objetivo de aumentar
su competitividad en la subasta y asegurar la cobertura frente a la congestién.

* dmin: Umbral minimo de diferencial de precios (fijado en 1 USD/MWh) para evitar
posturas ante congestiones técnica o econémicamente despreciables.

A partir de estas variables, se establece un Precio Base (Py.se) que actiia como piso eco-
némico para las ofertas en rutas con congestion efectiva:

Pbase = méX(APromediOu 5mzn) (49)
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Finalmente, el algoritmo de actualizacién del precio de oferta se evaltia de manera secuen-
cial, donde la primera condicién logica verdadera determina el valor definitivo de Plfi'gl se
detalla en el diagrama de la Figura 4.11.
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Inicio Mes (¢ + 1)
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Figura 4.11: Légica de decision para la actualizacion de precios de oferta en el mercado
de DF'T en funcion del nivel de adjudicacion y la congestion.
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4.3.4. Integracion con el Modelo de Subasta

Una vez definidos el precio Pyg v el volumen Qp;q de las ofertas para cada agente co-
berturista en sus respectivos bloques horarios, estos valores se utilizan como parametros
de entrada para el modelo de asignacién. La resolucién computacional de la subasta se
implementa en el lenguaje de programaciéon Python, empleando la funcién linprog de la
biblioteca SciPy para resolver el modelo de optimizacion lineal correspondiente. La fun-
cién objetivo y las restricciones de este modelo, evaluadas a través de la matriz PTDF,
se detallan tedricamente en la Seccién 3.2.6. De esta manera, la metodologia determina la
adjudicacion final de los derechos financieros garantizando la factibilidad fisica del sistema.

Para ilustrar la aplicaciéon de estas restricciones topolédgicas en el modelo de asignacion, la
Figura 4.12 presenta el mapa de calor de la matriz PTDF utilizada en las simulaciones.
Esta representacién visualiza el nivel de acoplamiento y la direccionalidad de los flujos de
potencia entre los 116 agentes coberturistas y las 32 lineas de transmisién que conforman
el sistema modelado. La numeracién de las lineas en el eje vertical es correlativa al orden
de presentaciéon de la Tabla 4.2.
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Figura 4.12: Mapa de calor de la matriz de factores de distribucion de transferencia de
potencia (PTDF). Se ilustra la sensibilidad de los flujos de potencia en
las 32 lineas de transmision frente a las transacciones de los 116 agentes

coberturistas del sistema.
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4.4. Consideraciones Temporales de la Simulacion

La definicién del horizonte de estudio es un paso necesario para el correcto desarrollo de las
simulaciones. Para asegurar que las dindmicas del mercado se estabilicen y los participantes
consoliden sus estrategias, tanto para la oferta de energia como para la subasta de DFT,
la simulaciéon contempla una ventana temporal de adaptacién equivalente a seis meses
previos. Este horizonte inicial permite que el comportamiento de los agentes se ajuste
adecuadamente a las condiciones del sistema antes de procesar los resultados.

Una vez superada esta etapa de calibracion, el modelo alcanza su operacién normal y
se registra el desempeno definitivo de los agentes. De este modo, se considera para la
evaluacién de resultados tnicamente el horizonte de doce meses que se extiende desde
enero hasta diciembre del afio evaluado, permitiendo que los indicadores finales no se vean
afectados por los meses de adaptacion.
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Resultados y Analisis

5.1. Operacién del Mercado Energético Anual
5.1.1. Evolucion de las Ofertas de Energia

La Figura 5.1 ilustra la evolucién de los precios de oferta en el mercado fisico a lo largo
del ano, promediados y agrupados por tecnologia, tras aplicar la estrategia adaptativa
definida en el capitulo anterior, considerando la base de datos del SEN proyectada para
el afio 2030. Cabe destacar que las unidades a Diésel mantienen su oferta practicamente
invariable, ya que su modelo de negocio en el sistema chileno no busca rentabilidad por
volumen de energia transada, sino que se enfoca en la remuneracién por suficiencia a través
del mercado de potencia. Por este motivo, dicha tecnologia ha sido omitida de la gréafica
con el fin de facilitar la visualizacién y el andlisis de las variaciones en el resto del parque
generador.
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Figura 5.1: Evolucion mensual de los precios de oferta en el mercado de energia, pro-
mediados y agrupados por tipo de tecnologia de gemeracion.
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De acuerdo con la estrategia implementada, la figura permite observar la variabilidad de
las posturas econdmicas a lo largo del ano. Estos precios se van ajustando de manera
dindmica mes a mes, en funcion del volumen de energia efectivamente despachada por
cada tecnologia en el periodo inmediatamente anterior.

5.1.2. Matriz de Generacién y Despacho Fisico

A partir de las posturas econémicas de los generadores, el modelo de optimizacién determi-
na el despacho que minimiza el costo total de operacién. Considerando el uso de un tnico
dia representativo por mes en la simulacién, la construccion de estos graficos contempla
la ponderacién de los resultados diarios por los dias de cada mes, bajo el supuesto de un
despacho estable a lo largo del periodo. Asi, la Figura 5.2 presenta la evolucién mensual
de la energia inyectada por tecnologia, mientras que la Figura 5.3 resume su participaciéon
porcentual en la matriz anual consolidada del sistema.
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Figura 5.2: Fvolucion mensual de la energia despachada en el sistema, desagregada por
tecnologia de generacion.
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Figura 5.3: Participacion porcentual de las tecnologias de generacion en la matriz ener-
gética anual consolidada.

Al analizar la Figura 5.2, correspondiente a la evolucién mensual del despacho, se eviden-
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cian tres fendémenos clave en la operacion del sistema proyectado. En primer lugar, destaca
el aporte constante de los sistemas de almacenamiento, los cuales logran una participaciéon
sostenida a lo largo del ano al desplazar energia hacia los bloques de mayor valor. En
segundo lugar, se observa una participacion marginal de las unidades a carbén, operando
casi exclusivamente como base minima, este resultado es plenamente consistente con el
horizonte de simulacién al ano 2030, reflejando el proceso de retiro programado de centra-
les y las metas de descarbonizacion de la matriz chilena. Finalmente, la generacion solar
exhibe una marcada estacionalidad, con mayores inyecciones durante los meses de verano.

Por su parte, la Figura 5.3 consolida la participacion anual, la cual estd liderada por Gas
Natural Licuado con un 26,91 %, energia Edlica con un 24,20 % y energia Solar con un
22,36 %, destacando el fuerte aporte de las fuentes renovables en la matriz simulada para
2030.

Al comparar esta proyeccién con los datos de generacién real del SEN para el ano 2025,
reportados por el Coordinador Eléctrico Nacional [23], se extraen conclusiones relevantes
sobre la evoluciéon del mercado. En términos absolutos, se observa un incremento desde
los 85.383 [GWHh)] registrados en dicho ano hasta los 119.203 [GWh] obtenidos en la simu-
lacién. Bajo este contexto de crecimiento de la demanda abastecida, la energia edlica pasa
de representar un 14,12% de la matriz en 2025 a un 24,20 % en el escenario simulado,
reflejando coherentemente la fuerte expansion de capacidad instalada esperada para esta
tecnologia hacia finales de la década.

Por otro lado, resulta de particular interés el comportamiento de la tecnologia solar. Mien-
tras que en los registros del Coordinador su participacién fue del 24,25 % [23], la simulacién
al 2030 la sitia en un 22,36 %. A pesar del aumento en la capacidad instalada proyectada
para ese ano, la inyeccién efectiva se ve porcentualmente restringida. Este fenémeno en-
cuentra su justificacién principal en la estrategia adaptativa de ofertas incorporada en el
modelo. Dado que los agentes solares ajustan sus posturas econémicas a precios superiores
a su costo variable nulo (0 USD/MWh), pierden la prioridad absoluta de despacho. En
consecuencia, frente a escenarios de alta competencia y la natural limitacion de capacidad
de las lineas de transmision durante las horas de maxima radiacién, estas unidades pueden
quedar marginadas por el modelo de optimizacién, experimentando recortes temporales
que reducen su participacién en el total anual.

5.2. Aplicacion de DFT 24 horas

La Figura 5.4 detalla el nivel de competencia y la profundidad del mercado en las subastas
de derechos para el bloque continuo de 24 horas. Al analizar la Figura 5.4a, se observa una
activa participacion de los agentes del sistema, alcanzando su méximo nivel de actividad
durante los meses de verano (enero a marzo). En este periodo, méas de 40 participantes,
sobre un universo total de 116 agentes, enviaron ofertas al mercado. Asimismo, resulta
destacable la alta tasa de éxito general: la cantidad de agentes adjudicados (barras oscuras)
sigue estrechamente a la de participantes (barras claras), lo que indica que la gran mayoria
logr6 asegurar al menos una fraccién de sus requerimientos de cobertura. Por su parte, la
Figura 5.4b muestra la participacién en cantidad de MW ofertados frente a la adjudicacién
efectiva. Las mayores ofertas se concentran en los primeros meses del afio, y el nivel de
adjudicacion final se ve directamente limitado por la capacidad fisica de las lineas de
transmisién.
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Figura 5.4: Participacion mensual de los agentes en la subasta de DFT 24 horas.

La Figura 5.5 desglosa la participacién mensual de los agentes en la subasta, categorizan-
dolos segun su estado de adjudicacién y la posterior valorizacién de sus posiciones. Los
participantes se dividen en tres grupos: aquellos “Sin Adjudicacion”, y los agentes adju-
dicados, los cuales se subdividen internamente en posiciones de “Cobertura” o “Pasivo”.
Una posicién de “Cobertura” indica que el participante logré la adjudicacién y obtuvo una
valorizacién neta positiva. Por el contrario, un estado “Pasivo” ocurre cuando, a pesar de
lograr la adjudicacién, la valorizacién neta del DFT (calculada a partir del promedio del
diferencial de costos marginales en el periodo) resulta negativa o en contraflujo (el precio
en la barra de inyeccién supera al de la barra de retiro).

A nivel general, el analisis demuestra que el instrumento cumple su propésito, ya que la
gran mayoria de los agentes adjudicados logra asegurar coberturas efectivas, relegando las
posiciones pasivas a una minoria a lo largo del ano. Este comportamiento es particular-
mente destacable durante cinco meses (febrero, mayo, junio, julio y septiembre), periodos
en los cuales se alcanz6 un 100% de efectividad en la cobertura entre los participantes
adjudicados, sin que ninguno de ellos quedara expuesto a valorizaciones negativas
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Figura 5.5: Clasificacion mensual de los agentes participantes en la subasta segin su es-
tado de adjudicacion y la valorizacion financiera de sus posiciones (cobertura
0 pasivo).

La Figura 5.6 presenta una subdivisién basada en el saldo financiero neto de cada transac-
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ciéon. En este analisis, la cobertura se desglosa en dos categorias. Por un lado, la “Rentabi-
lidad” agrupa a aquellos participantes cuya valorizacion del DFT super6 el precio ofertado
en la subasta, obteniendo un saldo final positivo. Por otro lado, el “Sobrepago” identifica
a los agentes que lograron adjudicarse la cobertura, pero la valorizacién del derecho resul-
t6 inferior a su oferta (pagaron una prima mayor al retorno), traduciéndose en un saldo
neto negativo. A lo largo del afio, se observa un alto nivel de sobrepago recurrente entre
los participantes. Resulta particularmente destacable el comportamiento de los meses de
mayo y junio, periodos en los cuales el 100 % de las coberturas efectivas incurrieron en
sobrepago.

Sin embargo, al contrastar esta cantidad de agentes con los flujos financieros anuales con-
solidados en la Figura 5.7, el impacto econémico revela una dindmica opuesta. A pesar del
alto volumen de participantes que experimentaron sobrepago a lo largo del afio, en térmi-
nos monetarios, el mercado generé un volumen abrumadoramente mayor de rentabilidad.
Especificamente, el 84,8 % de los montos netos transados correspondieron a ganancias por
rentabilidad, mientras que el sobrepago y los pasivos representaron apenas un 9,4% y
5,8 % del volumen econdmico, respectivamente.
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Figura 5.6: Desemperio econémico de los agentes adjudicados, detallando la rentabilidad
neta de las posiciones de cobertura frente a escenarios de sobrepago en la
subasta.
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Figura 5.7: Distribucion porcentual de los flujos econémicos netos anuales, contrastando
el volumen monetario de las coberturas rentables frente a los escenarios de
sobrepago y posiciones pasivas.

La Tabla 5.1 muestra los valores asociados a cada clasificacion. En ella se evidencia cla-
ramente la magnitud econémica de esta asimetria: las adjudicaciones con rentabilidad
positiva generaron un saldo neto superior a los 47 [MUSD] para los agentes. En contraste,
los escenarios de sobrepago y las posiciones pasivas resultaron en un impacto financiero
comparativamente menor, significando un costo neto para estos participantes de 5,2 y 3,2
[MUSD], respectivamente.

Tabla 5.1: Resumen financiero anual de la subasta. Se detalla la cantidad de adjudica-
citones, el pago de agentes, la valorizacion de DEFT y el saldo neto resultante
para cada categoria.

Cantidad Ad- Pago Agentes  Valorizacién Saldo Neto

Clasificacion judicaciones [USD] DFT [USD] [USD]
Rentabilidad 94 $5.067.463 $52.219.939 $47.152.476
Sobrepago 192 $7.203.959 $1.970.012 -$5.233.947
Pasivo 73 $2.949.589 -$279.256 -$3.228.844

Para complementar el andlisis del comportamiento de las posturas de sobrepago, la Tabla
5.2 presenta un desglose unitario a nivel mensual. En ella se detalla el sobrepago promedio
y maximo de los agentes en [USD/MW], junto con el “Sobrepago Relativo”, el cual indica
qué proporcion del precio ofertado correspondié a un pago en exceso. A partir de los datos,
se observa que solamente en cuatro meses del ano el sobrepago promedio superé la barrera
de los 10 [USD/MW]. Esta baja magnitud unitaria explica directamente por qué, tal como
se evidencio en el balance econémico general, la categoria de sobrepago carece de un peso
financiero significativo en los flujos totales del sistema, en comparacién con la cobertura
con rentabilidad.

No obstante, al analizar la columna del sobrepago relativo, se observan porcentajes suma-
mente altos, superando el 80 % en 7 de los 12 meses. Esta aparente contradiccién ocurre
porque, aunque el sobrepago absoluto en ddlares es bajo, la valorizacién real de los DFT
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en estas adjudicaciones fue minima. Un caso extremo se observa en el octavo mes: si bien
el sobrepago promedio fue de apenas 1,99 [USD/MW], el sobrepago relativo alcanzé un
100 %. Esto significa que, para dichos agentes, la valorizacién neta del derecho frente a la
congestion real del sistema fue nula.

Por otro lado, el séptimo mes presenta el escenario més eficiente dentro de esta categoria:
aunque existié un sobrepago promedio de 4,45 [USD/MW], este represent6 solo un 25,2 %
de la postura inicial. Esto obedece a que la valorizacién del derecho durante dicho periodo
fue considerablemente alta (12,9 [USD/MW] en promedio frente a ofertas en torno a los
17,4 [USD/MW])), reflejando una estimacién mucho més ajustada a la congestion real del
sistema. Por otro lado, la columna de sobrepago méximo evidencia ofertas puntuales que
superan los 23 [USD/MW] hacia el término del afio. Esta brecha sugiere que determinados
participantes sobreestimaron significativamente la magnitud de los desacoples de precios,
aceptando un sobrecosto frente a la incertidumbre operativa del sistema.

Tabla 5.2: Andlisis mensual de la ineficiencia en las posturas de sobrepago. La tabla
expone el costo unitario asumido por los agentes [USD/MW] y la proporcion
que este exceso representa respecto al monto originalmente ofertado.

Cantidad Sobrepago SOb,r cpago Sobrepago
Mes Adjudicaciones Promedio Méximo Relativo [ %]
[USD/MW] [USD/MW)]
1 8 3.94 11,19 93,8%
P 37 6,56 14,26 65,3 %
3 26 7,97 15,08 84,0 %
4 3 2.12 2,60 99,1%
5 25 9,16 13,98 79.8%
6 27 11,51 15,40 72,3%
7 8 4,45 5,52 25,2 %
8 P 1,99 1,99 100,0 %
9 17 8,42 13,11 43,4 %
10 9 20,26 91,09 95,6 %
11 18 14,51 23,08 92,2 %
12 12 17,50 93,16 82,0%

5.2.1. Desempeiio Individual de los Agentes

Tras evaluar el balance macroeconémico del mercado de Derechos Financieros de Transmi-
sién, resulta fundamental analizar el comportamiento a nivel microeconémico para com-
prender las estrategias adoptadas por los distintos adjudicatarios.

5.2.1.a. Agente H053

A continuacién, la Tabla 5.3 y la Figura 5.8 detallan la evoluciéon mensual de las variables
clave para el agente H053, cuyas barras de inyeccion (Source) y de retiro (Sink) correspon-
den a Nueva Pan de Aztcar 500 [kV] y Los Changos 220 [kV], respectivamente. En primer
lugar, se observa que el agente logra adjudicacién en cinco de los doce meses evaluados,
incluyendo un periodo con asignacién parcial. Como resultado del proceso de optimizacién
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de la subasta, la Tabla evidencia que en aquellos meses donde su oferta (Pp;q) resulta infe-
rior al precio de corte (Peorte), €l agente no logra la adjudicacién de derechos financieros.
No obstante, las posiciones que si logra adjudicarse coinciden estratégicamente con los
periodos de mayor valorizacién del DFT (ACMg)!, lo que a priori sugiere la obtencién
de una cobertura con rentabilidad valiosa, hipétesis que serd cuantificada en el balance
econémico posterior.

Un aspecto destacable de la estrategia es el comportamiento del agente frente a meses
con una valorizacién cercana a cero o marcadamente inferior a su oferta. A pesar de que
en la inmediatez estos escenarios resultan desfavorables, el agente no disminuye dréastica-
mente su postura ni abandona el mercado (ofertando cero). Esta persistencia cumple un
doble propésito: por un lado, busca mantener la competitividad para ganar adjudicacién
futura, por otro, se fundamenta en el comportamiento del promedio mévil (A promedio) de
los 4 meses anteriores. Al mantenerse esta variable en rangos positivos y favorables, le
indica al agente que los meses de baja valorizacién representan tnicamente una fluctua-
ciéon temporal a la baja dentro de una tendencia mas robusta. Esta inercia estratégica le
permite mantener una posicion sélida para capturar los incrementos abruptos de rentabi-
lidad, como se evidencia en el mes 8, donde logra asegurar la cobertura frente a una alta
valorizacién del derecho tras haber atravesado meses de menor rendimiento.
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Figura 5.8: Fvolucion mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente H053

!Cabe recordar que esta variable representa el promedio de la diferencia de costos marginales durante
el periodo de evaluacién. Se ha optado por omitir el término “promedio” en su nomenclatura para evitar
confusiones con la variable estratégica Apromedio-
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Tabla 5.3: Variables de la estrategia de oferta para el agente H05S.

ACMg APv"omeclio Pbid Pcorte
Mes s /vw] [USD/MW]  [USD/MW] [UsD/Mw]  Qedi MW]
1 138,88 34,53 14,26 13,47 327
2 7,91 36,58 14,26 15,66 0
3 0 37,04 15,73 15,87 0
4 183,46 82,56 16,51 16,51 264
5 3,36 48,68 17,34 17,50 0
6 4,40 47,80 18,20 18,38 0
7 20,97 53,05 19,11 19,30 0
8 182,45 52,79 20,07 19,95 317
9 13,16 55,24 20,07 21,27 0
10 1,04 54,40 92,13 21,99 267
11 0,15 49,20 92,13 92,45 0
12 1,23 3,90 24,40 23,58 277

Para evaluar esta estrategia, la Figura 5.9 ilustra el desempertio econémico del agente (con-
siderando de forma exclusiva sus valorizaciones por inyecciones y retiros de energia) bajo
los escenarios con y sin la utilizaciéon de DFT. Se observa claramente que en los periodos
de mayor desacople de precios (meses 1, 4 y 8), la adjudicacién del instrumento le permitié
al agente mitigar de manera sustancial su exposicién financiera, logrando una cobertura
altamente rentable que redujo drasticamente su déficit operativo. Por el contrario, en los
meses 10 y 12 se materializa el riesgo de este mercado, obteniendo una cobertura con so-
brepago, donde el costo de la prima superd la compensacion del diferencial, posicionando
levemente la curva con DF'T por debajo del escenario base. A pesar de estos episodios pun-
tuales de sobrecosto, el balance consolidado detallado en la Tabla 5.4 confirma la solidez
de la estrategia. A nivel anualizado, el agente obtuvo un nivel de cobertura positivo del
37,04 %, lo que demuestra empiricamente el valor del Derecho Financiero de Transmisién
para estabilizar los costos de abastecimiento frente al riesgo de los desacoples.
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Figura 5.9: Evolucion mensual del balance economico del agente H053, contrastando la
exposicion neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicion con cober-
tura financiera (con DFT).
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Tabla 5.4: Resumen anual agente H053.

Compra/Venta  Ganancia DFT  Balance Anual Nivel de
Energia [USD] [USD] [USD] Cobertura
-$8.052.021 $2.982.115 -$5.069.906 37,04 %

5.2.1.b. Agente H078

Para ilustrar el riesgo financiero asociado a una estrategia de adjudicacién en periodos
de baja congestién, se analiza el comportamiento del agente HO78, central de tecnologia
solar cuyas barras de inyeccién (Source) y de retiro (Sink) corresponden a PDGE TOC
A2 500 [kV] y Nueva Pan de Aztcar 500 [kV], respectivamente. Tal como se observa en la
Figura 5.10 y se detalla en la Tabla 5.5, este participante decide ingresar agresivamente
al mercado a partir del mes 2. Sin embargo, la valorizacién real del DFT experimenta un
decaimiento continuo durante este periodo. Esta tendencia a la baja impacta directamente
el indicador de rentabilidad del agente, una vez que su promedio mévil acumulado cae por
debajo del umbral minimo de participacién establecido (1 [USD/MW]) hacia el mes 5, el
agente toma la decision de salir del mercado por el resto del afio.

El impacto econdémico de esta decisién se evidencia en la Figura 5.11. Durante los meses
en los que el agente participa y se adjudica capacidad (meses 2, 3 y 4), se produce una
clara cobertura con sobrepago: el costo de la prima en la subasta fue considerablemente
mayor al diferencial recuperado, empujando la curva de balance total por debajo del caso
base sin DFT. Finalmente, la Tabla 5.6 consolida este ejercicio deficitario, evidenciando
que la estrategia resulté en una pérdida financiera neta en el mercado de DFTs, lo que se
traduce en un nivel de cobertura negativo del -24,75 %.
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Figura 5.10: Fvolucion mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente HO7T8
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Tabla 5.5: Variables de la estrategia de oferta para el agente HO7S.

ACMg APv"omeclio Pbid Pcorte
Mes s /vw] [USD/MW]  [USD/MW] [UsD/Mw]  Qedi MW]
1 2,99 1,98 0,00 13,27 0
2 0,34 1,98 14,59 10,30 458
3 0,00 1,51 13,13 12,62 445
4 0,00 0,83 11,82 5,95 437
5 0,00 0,08 0,00 15,02 0
6 20,30 20,08 0,00 15,77 0
7 0,00 20,08 0,00 16,56 0
8 -0,67 20,24 0,00 17,65 0
9 0,02 -0,24 0,00 18,26 0
10 21,04 20,42 0,00 19,45 0
11 1,25 -0,11 0,00 20,96 0
12 3,63 0,96 0,00 22,01 0
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Figura 5.11: Fvolucion mensual del balance econémico del agente HO7TS, contrastando
la exposicion neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicion con
cobertura financiera (con DFT).

Tabla 5.6: Resumen anual agente HO7S.

Compra/Venta Ganancia DFT Balance Anual  Nivel de
Energia [USD] [USD] [USD] Cobertura
$1.701.245 -$420.996 $1.280.249 -24,75 %




Capitulo 5. Resultados y Analisis 50

5.3. Aplicacion de DFT en bloque horario: Diurno y Nocturno

La Figura 5.12 ilustra la participaciéon de los agentes al aplicar la diferenciacién horaria.
Al analizar la cantidad de participantes, se observa que ambos bloques presentan un nivel
de interés similar durante los primeros cuatro meses del ano, aunque con distintas propor-
ciones de éxito en la adjudicacion. Sin embargo, a partir del quinto mes, la tendencia se
separa: la participacion en el bloque nocturno se mantiene consistente y superior, mientras
que en el bloque diurno experimenta una caida notoria.

Por otro lado, la Figura 5.13 detalla el volumen de capacidad tranzada mensualmente. Se
aprecia que, en el bloque diurno, la cantidad de MW ofertados presenta una clara tendencia
decreciente a lo largo del ano. En contraste, el bloque nocturno exhibe una postura mucho
mas estable; si bien también registra una disminucién hacia los meses de invierno, la caida
es considerablemente menos pronunciada. Este comportamiento divergente evidencia cémo
los participantes van adaptando dindmicamente sus niveles de exposicién y estrategias de
oferta en funcién de las condiciones operativas especificas que caracterizan a cada bloque
horario.
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Figura 5.12: Participacion mensual de los agentes en la subasta de DF'T en bloque horario
diurno y nocturno. Cantidad de agentes.
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Figura 5.13: Participacion mensual de los agentes en la subasta de DF'T en bloque horario
diurno y nocturno. Cantidad de MW.
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La Figura 5.14 presenta la participacién mensual de los agentes segiin su estado de ad-
judicacién para los bloques diurno y nocturno. Al comparar ambos escenarios, se observa
que durante el periodo nocturno existe una tendencia mas favorable hacia la adjudicacion
como cobertura. En contraste, el bloque diurno presenta una mayor proporcién de posi-
ciones pasivas (situacién en la que el precio de la barra de inyeccién supera a la de retiro),
reduciendo la efectividad del instrumento para los participantes en dichas horas.
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Figura 5.14: Clasificacion mensual de los agentes participantes en la subasta segin su
estado de adjudicacion y la valorizacion financiera de sus posiciones (co-
bertura o pasivo).

Al evaluar el desempeno econémico de los agentes adjudicados, la Figura 5.15 evidencia
que el bloque nocturno concentra un mayor nivel de coberturas con rentabilidad neta
positiva. Por su parte, el bloque diurno muestra una marcada tendencia hacia la cobertura
con sobrepago. Si bien el sobrepago también estd presente en el periodo nocturno, este
domina en gran medida las adjudicaciones del dia. Esta alta incidencia de sobrepago sugiere
una baja valorizacién del DFT en las ofertas frente a las condiciones reales de operacion
resultantes.
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Figura 5.15: Desempeno econémico de los agentes adjudicados, detallando la rentabilidad
neta de las posiciones de cobertura frente a escenarios de sobrepago en la
subasta.
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Para profundizar en el impacto econémico de las estrategias, la Figura 5.16 y la Tabla 5.7
detallan la distribucién de los flujos financieros netos. De manera similar al escenario de
24 horas, se evidencia una alta frecuencia de adjudicaciones en la categoria de sobrepago
para ambos bloques. Sin embargo, el volumen monetario asociado a estas posiciones difiere
drasticamente segtn el periodo operativo. En el bloque nocturno, pese a la gran cantidad de
posiciones con sobrepago, su impacto en el balance econémico representa apenas un 6,6 %
del flujo total, mientras que las posiciones rentables dominan ampliamente el mercado
alcanzando un 91,5 %. Por el contrario, en el bloque diurno la distribucién se presenta
mucho més simétrica, donde tanto la rentabilidad (37,6 %) como el sobrepago (38,3 %)
mantienen un peso econdémico equivalente, situdndose ambas en torno al 38 %.

I Pasivo [ Sobrepago I Pasivo [ Sobrepago
[ Rentabilidad [ Rentabilidad

(a) Blogue Diurno. (b) Blogue Nocturno.

Figura 5.16: Distribucion porcentual de los flujos econémicos netos anuales, contrastando
el volumen monetario de las coberturas rentables frente a los escenarios de
sobrepago y posiciones pasivas.

Tabla 5.7: Resumen financiero anual de la subasta diferenciado por bloque horario (diurno
y nocturno).

Cantidad Ad- Pago Agentes  Valorizacién Saldo Neto

Clasificacion judicaciones [USD] DFT [USD] [USD]

Bloque Diurno

Rentabilidad 42 $530.914 $2.854.431 $2.323.517

Sobrepago 177 $2.872.112 $504.242 -$2.367.871

Pasivo 64 $868.522 -$623.071 -$1.491.593
Blogque Nocturno

Rentabilidad 115 $3.706.360 $50.926.371 $47.220.012

Sobrepago 220 $4.445.086 $1.021.873 -$3.423.213

Pasivo 37 $921.017 -$17.526 -$938.543

Para dimensionar el costo asociado a la estrategia de mitigacion de riesgo, la Tabla 5.8
resume el valor unitario promedio que asumieron los agentes al sobrepagar por el DFT,
contrastando ambos bloques horarios. Esta comparativa mensual permite evidenciar la
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magnitud de la prima de cobertura que los participantes estan dispuestos a asumir frente
a la incertidumbre del mercado. Se observa que el bloque diurno mantiene una prima
relativamente estable y acotada a lo largo del ano, oscilando mayoritariamente entre los 4
y 9 [USD/MW]. Por el contrario, el bloque nocturno exhibe una alta volatilidad: destaca
el mes 7 (pleno invierno), donde el sobrecosto de la cobertura fue nulo (0,00 [USD/MW]),
logrando un escenario de rentabilidad perfecta. Sin embargo, hacia el dltimo cuatrimestre
del afio el costo del derecho financiero en el bloque nocturno se dispara significativamente,
superando los 14 [USD/MW].

Tabla 5.8: Comparativa mensual del sobrepago promedio unitario segin bloque horario.

Sobrepago Sobrepago
Mes Promedio Promedio
Diurno Nocturno
[USD/MW]| [USD/MW]|
1 6,73 4,23
2 5,65 7,10
3 5,47 13,31
4 4,12 7,06
5 6,35 8,34
6 5,74 7,94
7 3,79 0,00
8 1,90 2,07
9 8,47 5,36
10 9,90 14,41
11 7,54 14,96
12 6,50 17,26

5.3.1. Desempeiio Individual de los Agentes
5.3.1.a. Agente H053

El comportamiento del agente H053, que se muestra en la Figura 5.17 y se detalla en la
Tabla 5.9, evidencia una respuesta estratégica marcadamente distinta segun el periodo
operativo. En el bloque nocturno, el agente mantuvo una postura de oferta estable y
consistente, comportamiento similar al observado en el escenario de 24 horas. Impulsado
por una valorizacién acumulada fuertemente positiva en su promedio mévil (A promedio), €l
participante ajusto su nivel de oferta para asegurar la adjudicacién en la gran mayoria de
los meses. Si bien esta constancia implicé asumir posiciones de cobertura con sobrepago
en varios periodos, le permitié captar exitosamente las mayores valorizaciones del DFT,
correspondientes a los meses 1, 4 y 8.

Por el contrario, en el bloque diurno, la senal de la estrategia provocd que el agente re-
dujera drasticamente su participacién. La baja valorizaciéon del promedio mévil lo 1llevo a
ofertar a la baja, dejandolo sin adjudicacién precisamente en los meses donde se presen-
taron las mayores rentabilidades del bloque (meses 4 y 8). Como resultado, las limitadas
coberturas que logr6 adquirir durante el dia terminaron siendo, en su totalidad, escenarios
de sobrepago.
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Figura 5.17: Evolucion mensual de las variables de la estrategia de oferta. Agente H053.

Tabla 5.9: FEstrategia de oferta y variables de mercado para el agente H053 diferenciado

por bloque.
Mos Bloque Diurno Bloque Nocturno

Pbid ACMQ AProm Qadj Pbid ACMQ AProm Qadj
1 12,51 0,00 -0,43 327 | 13,65 256,40 64,12 327
2 0,00 0,08 -0,26 0 13,55 14,53 67,75 0
3 0,00 0,00 0,66 0 15,73 0,00 67,83 332
4 0,00 33,21 8,32 0 15,73 310,60 145,38 319
5 8,32 0,52 8,45 0 15,73 5,75 82,72 0
6 9,15 1,37 8,77 0 18,20 6,96 80,83 238
7 10,07 3,45 9,64 330 | 19,11 35,79 89,78 0
8 9,64 34,27 9,90 0 20,07 307,84 89,09 190
9 10,60  -0,05 9,76 173 | 21,07 24,34 93,73 0
10 | 11,66 2,09 9,94 267 | 22,13 0,15 92,03 267
11 | 10,50 0,04 9,09 0 22,13 0,25 83,14 206
12 | 11,55 2,04 1,03 277 | 24,40 0,55 6,32 277

El impacto definitivo de estas decisiones se refleja en los flujos econémicos netos, presen-
tados en la Figura 5.18 y consolidados en la Tabla 5.10. En el bloque diurno, el resultado
desfavorable de la cobertura empeor6 la posicion del agente, generando un déficit en el
mercado de DFTs que redujo su balance en un -6,90 %. En contraste, la estrategia soste-
nida del bloque nocturno generé retornos sustanciales: los altos ingresos obtenidos en los
meses de congestion superaron con creces los sobrepagos asumidos, inyectando mas de 2,6
millones de délares a favor y logrando un nivel de cobertura positivo del 44,58 %.
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Figura 5.18: Fvolucion mensual del balance econémico del agente H053, contrastando
la exposicion neta en el mercado spot (sin DFT) frente a la posicion con
cobertura financiera (con DFT).

Tabla 5.10: Resumen financiero anual para el agente H053 diferenciado por bloque ho-
Tario.

Bloque  Compra/Venta Ganancia DFT Balance Anual  Nivel de

Horario  Energia [USD] [USD] [USD] Cobertura
Diurno -$2.121.563 -$146.431 -$2.267.994 -6,90 %
Nocturno -$5.930.458 $2.643.996 -$3.286.462 44,58 %

5.3.2. Desacople marginal por bloque horario

La marcada diferencia en los resultados econémicos obtenidos por los agentes segin el
bloque horario encuentra su fundamento en la dindmica de los precios del sistema. Al
observar el comportamiento de los costos marginales en las barras de inyeccién y retiro
asociados al agente H053, presentados en la Figura 5.19, se identifica una divergencia
notable. Durante el bloque nocturno, el desacople entre la barra de inyeccién (Nueva Pan
de Azicar 500 kV) y la barra de retiro (Los Changos 220 kV) se vuelve pronunciado y
frecuente, con valorizaciones del derecho que alcanzan los 300 [USD/MW] (Figura 5.17b).
Por el contrario, en el bloque diurno la valorizacién maxima del instrumento apenas ronda
los 30 [USD/MW] (Figura 5.17b). Es importante notar que, en este ultimo bloque, el costo
marginal alcanza valores elevados unicamente durante su primera hora; este fenémeno
responde a periodos donde, dependiendo de la estacién del ano, existe todavia una ausencia
de generacién solar en el inicio de la jornada.

Esta disparidad explica por qué el valor del instrumento en el escenario original de 24
horas se situaba en torno a los 180 [USD/MW] (Figura 5.8), evidenciando que la evalua-
cién consolidada de 24 horas diluia la intensidad de la congestién que ocurre de manera
predominante durante el bloque nocturno. Este fenémeno confirma que el mayor desacople
marginal se concentra en dicho periodo, validando las observaciones macroscépicas pre-
sentadas anteriormente, donde la rentabilidad del mercado de DFT es significativamente
superior al contrastarla con el bloque diurno.
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Figura 5.19: Evolucion horaria del costo marginal en las barras de inyeccion (Nueva Pan
de Azicar 500 kV) y retiro (Los Changos 220 kV) asociados al agente H053.

A partir de estas observaciones, se hace necesario escalar el analisis hacia una perspectiva
sistémica para evaluar como esta dindamica de precios impacta la recaudaciéon global de
la red. En este sentido, el estudio de los Ingresos Tarifarios permite dimensionar el efec-
to econdémico de la congestion y su sensibilidad ante la estructura de bloques horarios,

proporcionando una vision integral sobre la capacidad de financiamiento del sistema para
respaldar los instrumentos de cobertura.
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5.4. Analisis sistémico de la congestion por bloque horario

Una vez analizado el impacto de la divisién horaria en los agentes, es fundamental validar
si estos resultados responden a una condicién estructural del sistema. Con este propési-
to, resulta pertinente evaluar la relacién entre la recaudacion de Ingresos Tarifarios y la
frecuencia de congestion en las lineas de transmisién.

5.4.1. Horas de congestiéon por bloque

La Figura 5.20a presenta la cantidad de horas de congestién registradas mensualmente,
desglosadas por bloque horario. De manera complementaria, la Figura 5.20b muestra la
distribucién porcentual anual de estos eventos. Al observar los datos, se evidencia una
clara predominancia de restricciones de transmisién durante el bloque nocturno, el cual
concentra el 56,2 % del total anual frente al 43,8 % del bloque diurno. Si bien esta asimetria
refleja una mayor frecuencia de saturacién en la red durante la noche, con una diferencia
de 12,4 puntos porcentuales, esta brecha temporal no basta por si sola para explicar la
profunda divergencia econémica observada previamente en la valorizacién de los derechos.
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Figura 5.20: Distribucion de las horas de congestion en el sistema, comparando el bloque
diurno y el bloque nocturno.

Para comprender este comportamiento, es fundamental contextualizar las condiciones ope-
rativas del escenario proyectado para el ano 2030. En primer lugar, como se estableci6 en
la caracterizacién del sistema (Capitulo 4), el perfil de consumo no experimenta una caida
significativa durante el periodo nocturno, por el contrario, mantiene sostenidos niveles de
exigencia que, en ciertas jornadas, superan los registros del bloque diurno. Esto descarta
la premisa tradicional de que la operacién nocturna esta exenta de congestiones por baja
demanda.

Por otro lado, durante el bloque diurno, la masiva inyeccién de energia solar fotovoltaica
en la zona norte tiene el potencial de saturar severamente el sistema de transmisién. Sin
embargo, la matriz proyectada para este caso de estudio asume una maduracién y creciente
participacion de los sistemas BESS, los cuales alcanzan una inyeccién anual en torno al
4,3% del total de la energia del sistema.

Al absorber los excedentes de generacién fotovoltaica durante las horas de maxima ra-
diacion, los sistemas BESS ayudan a gestionar la brecha entre la demanda total y la
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generacién renovable, mitigando el fenémeno operativo comiinmente conocido como la
curva pato [24]. Esta dindmica actia como un amortiguador directo sobre la red eléctrica:
al almacenar temporalmente grandes volimenes de energia, se reducen los flujos de poten-
cia en las lineas mas exigidas, lo que explica la menor frecuencia relativa de congestiones
(43,8 %) en el horario diurno. Posteriormente, durante la noche, las baterias descargan la
energia almacenada.

La Figura 5.21 ilustra este fenémeno para el mes de enero. El descenso de la demanda resi-
dual, provocado por la inyeccién fotovoltaica diurna, experimenta un claro aplanamiento
al incorporar la demanda de carga de los sistemas BESS. Esta dinamica sugiere un uso
mas eficiente de la red, suavizando los flujos de potencia desde el norte hacia la zona cen-
tral. Dada la incidencia de esta mitigacién en el desacople de precios, resulta pertinente
profundizar en este fenémeno mediante andlisis de sensibilidad que evalien cémo distin-
tas capacidades de almacenamiento alteran la aplicacion de los Derechos Financieros de
Transmisién.
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Figura 5.21: FEvolucion horaria de la demanda total y residual del sistema durante el
mes de enero. Se evidencia el aplanamiento del valle diurno producto del
consumo asociado a los sistemas BESS.

5.4.1.a. Recaudacion de Ingresos Tarifarios

Para evaluar el impacto financiero de la asimetria en las congestiones, se cuantifica la
contribucién a los ingresos tarifarios derivada exclusivamente de las transacciones de los
agentes coberturistas. Mediante el calculo del balance monetario neto entre las inyecciones
y los retiros de este grupo, se dimensiona la porcién de la recaudacién sistémica atribuible
a su operacion, la cual actiia como base de financiamiento para la valorizacién de los DFT.

La Figura 5.22 presenta los resultados de esta recaudacién segmentada. Al observar la
distribucién anual (Figura 5.22b), se revela una disparidad econémica fundamental: las
transacciones correspondientes al bloque nocturno concentran el 75,3 % del IT analizado,
dejando al bloque diurno con apenas un 24,7 %. Al contrastar esta proporcién financiera
con la frecuencia fisica de los eventos a nivel sistémico, queda en evidencia que, si bien
la noche agrupa el 56,2 % de las horas congestionadas, estas resultan ser econémicamente
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mucho mas severas. Es decir, la intensidad del desacople de precios durante el periodo
nocturno es significativamente mayor.
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Figura 5.22: Distribucion de la recaudacion de ingresos tarifarios, atribuible a las tran-
sacciones de los agentes coberturistas.

Esta severidad econdmica encuentra su correlato temporal en la Figura 5.22a. Los me-
ses de enero, abril y agosto concentran los mayores volimenes de recaudaciéon de manera
exclusiva en el periodo nocturno. Este comportamiento responde a que, durante dichos
meses, los resultados de la operacién evidencian el despacho de unidades de generacion
diésel. Cabe destacar que la modelacién no contempla restricciones de minimos técnicos,
por lo que se descarta la existencia de operacion fuera de orden econémico. En conse-
cuencia, la entrada obligada de esta tecnologia para abastecer la demanda nocturna ante
limitaciones en la transmisién implica que dichas unidades fijan directamente el precio en
las barras locales. El elevado costo de oferta de la generacién diésel determina la aparicién
de costos marginales altos, lo que multiplica la renta de congestién y valida los resultados
individuales obtenidos previamente para el agente H053.

5.5. Suficiencia de Ingresos y Balance Sistémico

Para evaluar la viabilidad econémica del mercado desde la perspectiva del operador, la
Tabla 5.11 consolida el balance de caja del Coordinador para los tres escenarios modelados.

Este andlisis contrasta los ingresos totales del sistema frente a las obligaciones de pago
adquiridas con los agentes.

De la comparacién de estos resultados, se desprenden las siguientes observaciones funda-
mentales:

= Al evaluar el balance econémico visto por el ISO, se constata que en los tres esce-
narios se logra un superavit sistémico holgado. Esto demuestra que la condicién de
suficiencia de ingresos se cumple a cabalidad, garantizando que el diseno del mercado
cuenta con el respaldo financiero necesario para operar sin riesgo de déficit.

= Destaca el resultado del escenario diurno, siendo el tinico caso donde el balance final
(Total) logra superar al Ingreso Tarifario original ($16.527.628 frente a $16.387.996).
Este fendmeno se explica directamente por el desempeinio desfavorable de los agentes
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durante este bloque: el sistema recauda mas por concepto de subasta y valorizaciones
pasivas que lo que debe desembolsar por coberturas positivas, absorbiendo a favor
del sistema la pérdida neta de los participantes.

= En contraste con el dia, en los escenarios de 24 horas y bloque nocturno el superavit
final resulta levemente inferior al Ingreso Tarifario base. Esta reduccién representa
el pago neto que el sistema transfiere a los agentes para honrar sus posiciones. No
obstante, este aparente “sacrificio” de una fraccion de la renta de congestién persigue
un beneficio sistémico mayor: blindar la certidumbre de los agentes frente a los riesgos
de congestién de la red. Al proveer esta cobertura financiera firme, se reduce la prima
de riesgo que los generadores deben asumir, lo que, bajo la teoria de mercados, se
refleja en ofertas més eficientes y competitivas en las licitaciones de contratos de
suministro, traspasando finalmente este beneficio econémico a los clientes finales.

Tabla 5.11: Balance anual de suficiencia de ingresos del Coordinador Eléctrico para los
distintos escenarios de mercado. Unidades en [USD].

DFT 24 Horas Bloque Diurno Bloque Nocturno

Ingreso Tarifario $66.414.201 $16.387.996 $50.026.205
Recaudacién Subasta DFT $634.209 $388.323 $697.882
Valorizaciones Pasivas $11.636 $56.643 $1.348
Ingresos Totales $67.060.046 $16.832.962 $50.725.435
Pago por Coberturas $2.257.915 $305.334 $3.996.019
Total $64.802.131 $16.527.628 $46.729.416

5.6. Participacion de los agentes sobre las lineas de transmision

Habiendo establecido el impacto econémico a nivel sistémico, el andlisis se centra ahora
en la distribucion espacial de los agentes sobre las lineas de transmisién. Para comprender
esta dinamica, es fundamental recordar que las posiciones fisicas de los agentes cobertu-
ristas estan fijas, es decir, cada uno opera con un nodo de inyecciéon y un nodo de retiro
previamente definidos.

El traslado comercial de energia entre estos dos puntos asume el uso de multiples ins-
talaciones del sistema. Como se detall6 previamente, dado que en una red mallada es
imposible aislar el flujo fisico exacto de una inyeccién individual, la trayectoria asignada
a cada agente constituye una ruta ficticia utilizada estrictamente para la modelacién eco-
noémica. Esta ruta virtual se determina de manera directa a través de la matriz PTDF, la
cual actiia como la herramienta analitica que mapea la huella direccional de cada agente
sobre la red, definiendo el sentido de su cobertura financiera segin el signo del factor de
distribucioén.

Para visualizar esta distribuciéon espacial y direccional, la Figura 5.23 presenta el diagrama
unilineal del sistema con la consolidacién de las rutas tedricas de los agentes. Este esquema
expone la cantidad total de participantes potenciales que necesitan hacer uso de cada linea
para conformar su trayecto entre el nodo de inyecciéon y de retiro en el contexto de la
adquisicién de DFT, indicando ademaés el sentido direccional requerido (representado por
flechas azules y rojas).
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Figura 5.23: Distribucion espacial y direccional del total de participantes potenciales so-
bre el diagrama unilineal del sistema.

A partir de este diagrama, se pueden apreciar las siguientes observaciones principales:

1. Concentracién geografica: Se observa una alta concentracién de participantes poten-
ciales en el sistema troncal de 500 [kV] que une las zonas Norte Grande, Norte Chico
y Centro, especificamente en el tramo comprendido entre las barras Kimal y Alto
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Jahuel. Ademas, resalta fuertemente la zona Norte Grande, donde las lineas asocia-
das a las barras Kimal, Los Changos y Nueva Zaldivar agrupan la mayor cantidad de
trayectos, alcanzando hasta 65 agentes en una sola direccién. En drastico contraste,
la participacién decae casi a cero hacia la zona Sur (al sur de Alto Jahuel) y en el
extremo norte (barra Parinacota). Esta baja necesidad de cobertura en los extremos
del sistema responde a los resultados de la asignacién de contratos modelada para
este estudio, en dicho proceso resultd, de manera organica, que la demanda de es-
tas areas es abastecida predominantemente por generacion local o geograficamente
cercana, minimizando asi la dependencia de rutas de transmisiéon extensas.

2. Superposicién de trayectorias: El diagrama demuestra que la demanda por capaci-
dad de transmisién no es unidireccional. En la gran mayoria de las lineas tensionadas
de 500kV y 220kV, se observan adjudicaciones simultaneas en ambos sentidos. Esto
refleja como, para completar sus respectivas rutas operativas, multiples agentes tran-
sitan por las mismas lineas de transmision en direcciones financieramente opuestas.

5.6.1. Dinamica de participacion y competencia mensual

Para complementar el analisis espacial, resulta necesario observar cémo se comporta la
participaciéon de los agentes a lo largo de los meses y cémo esto repercute en la asignaciéon
final de los derechos. La Figura 5.24 detalla este comportamiento mediante tres métricas:
la cantidad de participantes potenciales, el nimero de agentes que efectivamente presentd
ofertas y el porcentaje final de adjudicacién.

Cabe destacar que la competencia real por la capacidad de una linea se produce entre
aquellos agentes que requieren transitar en el mismo sentido fisico. Por motivos de visua-
lizacion, la Figura 5.24 presenta los valores agregados por linea, mientras que el desglose
detallado de la competencia por direccion se incluye en el Anexo B.

A partir de este andlisis consolidado, se distinguen dos tendencias claras en el comporta-
miento del mercado:

» Existe una brecha significativa entre los agentes que necesitan usar una linea (po-
tenciales) y los que finalmente deciden ofertar en la subasta. En las lineas troncales
més solicitadas del sistema (tales como Kimal - Los Changos o Cumbre - Nueva
Cardones), el universo potencial alcanza los 91 agentes. Sin embargo, la participa-
cién real maxima observada en estos tramos es de 50 agentes (aproximadamente un
55 % del total posible). Por el contrario, en tramos de menor exposicién, la tasa de
participacién tiende a ser proporcionalmente mayor, acercandose o alcanzando la
totalidad de los agentes potenciales.

= El nivel de participacién define directamente el éxito en la subasta. En las lineas con
mayor cantidad de agentes compitiendo, la capacidad de los derechos disponibles se
satura rapidamente. Como consecuencia, en estos tramos tensionados nunca se logra
satisfacer el 100 % de lo solicitado por los agentes, alcanzando un nivel méximo de
adjudicacion cercano al 87 %. En contraste, en aquellas lineas con menor cantidad
de ofertas, la falta de competencia permite que el proceso de optimizacién asigne la

totalidad de los derechos requeridos, logrando niveles de adjudicacién del 100 % sin
dificultad.
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Figura 5.24: Andlisis mensual de participacion y adjudicacién agregada por linea de
transmision.

Esta dindmica competitiva tiene un impacto directo en los agentes coberturistas. Aquellos
participantes cuyas rutas de inyeccién a retiro dependen criticamente de las lineas més
congestionadas se enfrentan de manera sistemética a adjudicaciones parciales, dejandolos
expuestos a los diferenciales de precios del mercado en la porciéon de energia que no lograron
cubrir.
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5.6.2. Variacion de rutas entre bloques operativos

El analisis agregado del sistema oculta una dindmica temporal fundamental. Las necesida-
des de cobertura de los agentes no son estaticas, sino que varian dependiendo del estado de
operacion del sistema. Para ilustrar este fenémeno, se desglosa el andlisis de participacién
usando la diferenciacién de los bloques horarios diurno y nocturno.

Al observar los diagramas unilineales correspondientes a cada bloque horario (Figuras
5.25 y 5.26), se evidencia una reconfiguracién completa en las necesidades direccionales de
cobertura de los participantes:

» Blogque Diurno: Durante este periodo, se observa una alta cantidad de agentes que
requieren cubrirse en direccion desde el norte hacia el centro. El caso mas represen-
tativo es la linea HVDC, donde 35 trayectorias solicitan capacidad en sentido sur.
Este comportamiento direccional sugiere la existencia de fuertes compromisos finan-
cieros adquiridos por tecnologias solares, las cuales necesitan asegurar sus posiciones
de venta hacia los grandes centros de consumo. De manera general, en las barras
de la zona norte se aprecia una clara tendencia de rutas ficticias apuntando hacia el
centro del sistema.

= Bloque Nocturno: En ausencia del recurso solar, el mapa de necesidades de cobertura
cambia significativamente. En las barras del norte, la tendencia observada durante
el dia se invierte, presentdndose ahora compromisos financieros orientados hacia el
extremo norte. Por otro lado, destaca el comportamiento en la barra Quillota: a
diferencia del escenario diurno, durante la noche aparecen agentes que requieren
exportar energia desde este punto hacia la red principal (hacia Polpaico). Dado
que la zona de Quillota contiene un alto porcentaje de capacidad instalada en base a
GNL, este requerimiento direccional sugiere fuertemente la presencia de compromisos
financieros nocturnos respaldados por esta tecnologia térmica.

A pesar de estas marcadas variaciones direccionales vinculadas a la tecnologia dominante
en cada horario, es importante destacar que en ambos bloques se mantiene una constante
sistémica: la mayor concentraciéon de agentes potenciales sigue agrupada exactamente en la
misma zona identificada en el caso total (el troncal de 500 [kV] entre Kimal y Alto Jahuel).
Esto demuestra que, independientemente de la combinacién tecnolégica que respalde estos
compromisos en cada bloque horario, esta franja central-norte de la red representa el
desafio estructural permanente de cobertura para el mercado.

5.6.2.a. Evolucion mensual de la participacion

Siguiendo con el desglose temporal, el anélisis del comportamiento mensual de los agentes
en cada bloque horario (ilustrado en las Figuras 5.27 y 5.28) confirma las dindmicas estruc-
turales del sistema, pero revela una divergencia clave en la estrategia de los participantes
a lo largo del ano. Del anélisis comparativo de ambos bloques se extraen las siguientes
observaciones:

» Al igual que en el escenario agregado, en ambos bloques horarios se constata que
las zonas con mayor cantidad de participantes potenciales nunca alcanzan el 100 %
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Figura 5.25: Distribucion espacial y direccional del total de participantes potenciales so-
bre el diagrama unilineal del sistema. Bloque diurno

de adjudicacion. Este tope en el porcentaje asignado valida la existencia de una
competencia real y sostenida por la capacidad de transmisién en los trayectos méas
criticos de la red, independientemente de la hora del dia.

» Blogque Diurno: En las lineas con mayor participacion, se observa una clara dismi-
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Figura 5.26: Distribucion espacial y direccional del total de participantes potenciales so-
bre el diagrama unilineal del sistema. Bloque nocturno.

nucién en la cantidad de agentes ofertantes a medida que avanza el afio. Este retiro
progresivo del mercado es coherente con los resultados de la valorizacién econdémica
analizados previamente. Dado que el mercado de DFT resulta ser menos favorable
para los agentes durante este bloque, la expectativa de baja rentabilidad o rentabi-
lidad negativa termina desincentivando su participacién.
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Figura 5.27: Andlisis mensual de participacion y adjudicacién agregada por linea de
transmision. Bloque diurno.

= Bloque Nocturno: En contraste absoluto con el escenario diurno, las lineas mas re-
queridas durante la noche muestran un nivel de participacién firme y sostenido a lo
largo de los doce meses. Esta constancia estratégica refleja el atractivo del mercado
nocturno para los agentes, comportamiento que es directamente respaldado por los
resultados econdémicos positivos y consistentes obtenidos en la valorizacién de los

derechos durante el bloque nocturno.
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Figura 5.28: Andlisis mensual de participacion y adjudicacion agregada por linea de

transmision. Blogque nocturno.
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Conclusiones

El acelerado proceso de transicién energética y la masiva integracién de generacién renova-
ble variable acentian las limitaciones en la capacidad de transmisién del sistema eléctrico,
provocando frecuentes desacoples de precios nodales. Frente a este riesgo financiero, que ya
es mitigado en mercados internacionales mediante Derechos Financieros de Transmision,
este trabajo desarrolla un marco metodolégico integral para evaluar su implementacién y
desempeinio econémico en el contexto local.

Para abordar esta problematica, el estudio simula la operacién del sistema proyectada al
ano 2030, integrando la futura linea HVDC Kimal-Lo Aguirre bajo una légica de mercado
basado en ofertas. Sobre esta base, se implementa un modelo de subasta para adjudicar y
valorizar DFT en tres escenarios: un mercado de 24 horas y uno segmentado en bloques
diurno y nocturno.

Esta segmentacién horaria permite aislar el impacto de la generacién solar masiva que
caracteriza al sistema nacional. El enfoque propuesto cuantifica con robustez tanto la
efectividad de la cobertura para los agentes frente a la congestion, como la viabilidad
financiera del operador del sistema.

La implementacién de la estrategia diferenciada revela disparidades significativas en el de-
sempenio financiero del mercado. El bloque nocturno presenta un balance favorable debido
a los mayores niveles de congestién y desacople de precios en ese periodo. Este compor-
tamiento se asocia a la estructura de los costos marginales nocturnos, impulsados por la
salida de la generacion renovable y el despacho de unidades térmicas méas costosas. Destaca
en este andlisis el despacho de generacién diésel en meses de alta exigencia, lo cual eleva
los diferenciales de precios.

Se identifica una marcada diferencia en la disposicién de los participantes para adquirir
coberturas segin el bloque horario. El bloque nocturno genera un incentivo natural para la
adquisicién de derechos al presentar diferenciales de precios més volatiles y atractivos para
la cobertura. Por el contrario, la estabilidad del bloque diurno desincentiva la participacion.
En este escenario, los agentes que optan por adquirir derechos incurren frecuentemente en
sobrepagos o perciben rentabilidades minimas, dado que el costo de la prima no logra ser
cubierto por la renta de congestion.

La principal limitacién de la estrategia reside en el mecanismo de oferta utilizado para la
toma de decisiones. Al carecer de un historial de subastas previas, el modelo asume que
los agentes basan su postura exclusivamente en la valorizacién promedio de los ultimos
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cuatro meses, lo que impulsa la adquisicién de derechos en periodos de baja probabilidad
de congestiéon. Sin embargo, en un mercado real, los participantes pueden estructurar
sus ofertas basandose en modelos predictivos de costos marginales, tendencias de anos
anteriores y expectativas propias, lo que le da un mayor dinamismo al mercado y permite
una gestion del riesgo altamente flexible frente a la volatilidad del sistema.

El mercado de DFT consolida la senal de localizacion al operar directamente sobre los
desacoples de precios nodales, utilizando la renta de congestién generada por esta separa-
cién econdémica para financiar parte del pago de estas coberturas. Este fenémeno se valida
empiricamente con el comportamiento del Agente H053, quien presenta una alta brecha
de precios entre su inyeccién en Nueva Pan de Azticar 500 [kV] y su retiro en Los Changos
220 [kV] debido a restricciones de transmisién y al despacho diésel nocturno. Asi, estos
diferenciales actiian como indicadores de inversiéon que senalan los puntos criticos del sis-
tema donde es necesario reforzar la infraestructura o instalar almacenamiento para reducir
la brecha de costos marginales.

En este contexto, el DFT cumple una funcién de cobertura critica al transformar la volati-
lidad operativa en un flujo de ingresos previsible para el agente. Los resultados demuestran
que esta proteccién es altamente efectiva cuando se aplica de forma selectiva, permitiendo
a los participantes optimizar sus costos de cobertura mediante la eleccion del bloque que
mejor se ajusta a las particularidades de sus barras. Por lo tanto, la segmentacién del mer-
cado otorga una flexibilidad estratégica que valida la conveniencia de contratar derechos
especificos para periodos de alta congestiéon, en lugar de esquemas rigidos de 24 horas.

El beneficio ultimo de esta flexibilidad y proteccion financiera se transfiere directamente al
cliente final. Al contar con herramientas de cobertura firme como los DF'T, los generadores
logran mitigar su exposicién a la volatilidad de los costos marginales, eliminando la necesi-
dad de incorporar altas primas de riesgo por congestién en sus estructuras de costos. Esta
certidumbre financiera fomenta una mayor participaciéon y competencia de los agentes en
las licitaciones de suministro eléctrico, lo que se traduce en ofertas de energia a precios
mas competitivos y estables. En definitiva, el mercado de derechos de transmision actia
como un escudo econémico que evita el traspaso directo del riesgo sistémico a la tarifa de
los usuarios finales regulados y libres.

Bajo el marco metodolégico empleado, los extremos de los DFT se limitan estrictamente a
las barras de inyeccién y retiro fisico de los agentes participantes. Por esta razon, el sentido
de los compromisos financieros analizados fluye de manera inherente desde los centros
de oferta hacia los de demanda. Es importante destacar que, en una implementacién
real, los agentes poseen la libertad de seleccionar cualquier par de barras del sistema
para establecer un derecho punto a punto. Esta flexibilidad permitiria la participaciéon de
agentes especuladores, no incluidos en este andlisis, quienes buscan capturar diferenciales
de precios netamente por rentabilidad, ya que, al no tener compromisos financieros, no
tienen la necesidad de buscar cobertura frente a la congestion.

Por otro lado, la capacidad de asignar y visualizar el sentido de estos intereses comerciales
sobre la topologia de la red permite identificar las lineas de transmisién criticas para
el cumplimiento de cada compromiso financiero. Al graficar estas trayectorias, se revela
qué tramos especificos de la infraestructura son los que cada agente “necesita” ocupar
para garantizar su estabilidad econdémica. Esta visualizacién no solo vincula la dimensién
financiera con la realidad fisica del sistema, sino que también expone la dependencia
estratégica de los participantes respecto a tramos particulares de la red de transporte.
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Bajo la regulacion vigente, el ingreso tarifario generado por la congestién pertenece a los
clientes finales, actuando como un descuento sobre el cargo por transmisién. Al observar
la alta concentracién de intereses comerciales en el corredor de 500 kV entre las zonas
norte y centro, podria sugerirse la reintroducciéon de cargos de transmisién a los genera-
dores, alterando el actual esquema de estampillado que precisamente posibilité la masiva
expansion solar. Sin embargo, gravar a los agentes con un cobro variable por el uso de la
red resulta econémicamente contraproducente. Esta medida inyecta mayor riesgo y varia-
bilidad al mercado, costos que los generadores internalizan y traspasan invariablemente a
los clientes finales a través de primas de riesgo mas altas en los contratos de suministro
de energia.

En consecuencia, la visualizaciéon de las trayectorias de los compromisos financieros no
debe interpretarse como una base para el cobro, sino como una herramienta estratégica de
planificacién comercial. Identificar tramos de la red con alta saturacién de cobertura, donde
la adjudicacién en subastas mensuales resulta compleja por la alta competencia, justifica
directamente la necesidad de implementar subastas de DFT de largo plazo. Este mecanismo
opera como una suscripcion a precio fijo, permitiendo a los agentes asegurar su cobertura
para horizontes extendidos. De este modo, se supera la limitacién y la incertidumbre de
la subasta mensual, otorgando a los participantes una certidumbre robusta que facilita la
presentacién de ofertas de energia mas competitivas y estables.

6.1. Trabajos futuros

A partir de las limitaciones identificadas y considerando la naturaleza dinamica del SEN,
surgen diversas oportunidades para expandir y perfeccionar el andlisis del mercado de
DFT. En este sentido, se proponen las siguientes lineas de trabajo futuro:

1. Perfeccionamiento de la estrategia de oferta de los agentes: Dado que el mecanismo
actual se limita a evaluar la valorizacién promedio de los ultimos cuatro meses e
ignora el niimero de horas efectivas de congestién, se propone desarrollar un modelo
de toma de decisiones mas robusto.

2. Andalisis de variabilidad edlica e hidrolégica: El modelo de estudio operé bajo un
Unico escenario deterministico de generacién renovable. Por lo tanto, se propone
evaluar el desempefio del mercado de DFT frente a la incertidumbre climéatica, con
el fin de cuantificar cémo las variaciones en los perfiles edlicos y los distintos afios
hidrolégicos afectan el ingreso tarifario y el riesgo financiero de los agentes.

3. Estudio de sensibilidad de sistemas de almacenamiento: Considerando que la ope-
racion de activos de almacenamiento tiene un impacto directo en el desplazamiento
de energia y la mitigacién de congestiones, se plantea analizar cémo diferentes nive-
les de penetracién de baterias alteran los diferenciales de precios y reconfiguran la
necesidad de cobertura a través de DFT.

4. Ampliacion y diversificacion de los perfiles de agentes: Se propone integrar una
mayor variedad de participantes en el modelo de subasta, incorporando agentes es-
peculadores y agentes con contratos de cobertura de largo plazo. La inclusién de
estos perfiles permitiria otorgar un mayor dinamismo y liquidez a la formulacién
del mercado, capturando de forma mas realista la interaccion entre la mitigacién de
riesgos v la busqueda de beneficios financieros en el sistema.



Apéndice A

Congestion del Sistema de
Transmision

Para cuantificar la congestion en el sistema de transmision, se registra el nimero de horas
en que cada linea alcanza su capacidad maxima. Este estado de saturacién representa los
intervalos temporales en los cuales la infraestructura no es capaz de transportar flujos
de potencia adicionales, lo que genera desacoples en los costos marginales entre distintas
barras.

A continuacion, se presentan las figuras que ilustran los resultados de este analisis para el
ano de simulacion. Este material grafico permite identificar de manera visual los tramos
de transmisién que presentan mayores restricciones fisicas, facilitando la comprension de
como estas limitaciones afectan la variabilidad de los costos marginales en las distintas
zonas del sistema.
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A.2. Congestiones en el Bloque 24 horas

AltoJahuel500_Ancoa500- 4 0 4 0 0 0 4 0 0 0 8 0
Ancoa500_NuevaCharruaS00 - 0 2 0 0 7 0 2 110 1
Candelaria500_AltoJahuel500 - 2 0 1 0 0 1 1 1 0 3 3 5

Concepcion500 NuevaCharruas00- 3 0 o X 2 o PPH o 1
Cumbre500 NuevaCardones500- 0 4 2 0 0 2 1 8 0 2 0 2
HVDC_Kimal500_AltoJahuel500- 3 4 10 3 2 2 8 10 1 8 6
Kimal220 LosChangos220- 1 2 0 0 0 0 0 0 0 0 6 0
Kimal220 NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Kimal500_Kimal220 -} 11 | 11 mmm 1 8
Kimal500 LosChangos500- 4 1 0 0 0 4 0
Lagunas220_Kimal220- 9 7 8 8 0 0 0 1 5 10 10 10
LosChangos220_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
LosChangos500 LosChangos220 - 11 0 0 0

:5 LosChangos500_Parinas500 n 1
é NuevaCardones500_NuevaMaitencillo500- 0 1 0 2 0
§ NuevaCharrua500_ Mulchen500 3 6 0 2 1 4 0 1 1 4 0
E NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 - 4 0 5 0 0 0 0 2 1 0 1 0
§ NuevaPandeAzucar500 Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 4 0 2 0 0
- NuevaPozoAlmonte220 Lagunas220- 6 0 0 0 0 0 0 0 0 6 0 6
NuevaPozoAlmonte220 Parinacota220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
NuevaPuertoMontt500 NuevaAncud500- 0 0 0 0 0 8 0 1 0 0 0 0
PDGE_ANF_B2_Parinas500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
PDGE_ANF_B3_Cumbre500- 6 4 0 0 0 0 0 0 0 3 6 7
PDGE_TOC_A2_Kimal500- 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 5
Parinas500_Cumbre500- 0 0 0 0 0 10 10 3 0 3 3 1
Parinas500_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pichirropulli500 NuevaPuertoMontt500 - 0 0 1 4 0 2 0 0 0 0 0 0

Polpaico500_AltoJahuels00- 11| 5 1 7 5 4 M0
Quillota500_Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1
Rapel500 AltoJahuel500- 0 0 0 3 0 3 2 1 0 3 1 1
RioMalleco500 Mulchen500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
RioMalleco500_Pichirropulli500- 0 0 0 0 0 3 0 2 0 0 0 1
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

<
3

Figura A.2: Cantidad de congestiones en el sistema de transmision durante las 24 horas

del dia.
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A.3. Congestiones en el Bloque Diurno

AltoJahuel500_Ancoa500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Anco0a500_NuevaCharrua500- 0 0 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Candelaria500_AltoJahuel500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 0 1
Concepcion500 NuevaCharrua500- 2 0 0 n 1 0 n 0 nnnn
Cumbre500_NuevaCardones500- 0 3 2 0 0 2 1 0 2 0 2
HVDC_Kimal500_AltoJahuel500- 2 n 20N o |1 IBEE n 0 n 5
Kimal220 LosChangos220- 1 2 0 0 0 0 0 0 0 0 n 0
Kimal220_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Kimal500_Kimal220- 0 0 1 1 1 2 1 1 0 0 0 0
Kimal500 LosChangos500- 3 0 2 0 0 1 0 0 0 3 0
Lagunas220_Kimal220 .-nn 0 0 0 1 5 n
LosChangos220_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
LosChangos500 LosChangos220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0
:5 LosChangos500_Parinas500 - 4 5 4 5 nn n
é NuevaCardones500 NuevaMaitencillo500- 0 0 1 0 0 0 0
é NuevaCharrua500_Mulchen500 - § 0 0 0 1 0 1 0 0 0 0 0
E NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 - 4 0 5 0 0 0 0 2 1 0 1 0
§ NuevaPandeAzucar500 Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 4 0 2 0 0
= NuevaPozoAlmonte220_Lagunas220 —n 0 0 0 0 0 0 0 0 n 0 n
NuevaPozoAlmonte220 Parinacota220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
NuevaPuertoMontt500 NuevaAncud500- 0 0 0 0 0 2 0 1 0 0 0 0
PDGE_ANF_B2_Parinas500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
PDGE_ANF_B3_Cumbre500 n 4 0 0o 0 0 0 0 o0 3 n
PDGE_TOC_A2_Kimal500- 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 5
Parinas500_Cumbre500- 0 0 0 0 0 3 3 0 0 0 3 0
Parinas500_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pichirropulli500_NuevaPuertoMontt500 - 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Polpaico500_AltoJahuel500- 0 3 0 5 n 3 n 0 0
Quillota500_Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Rapel500_AltoJahuel500- 0 0 0 1 0 0 0 0 0 1 0 0
RioMalleco500 Mulchen500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
RioMalleco500_Pichirropulli5S00- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Mes

Figura A.3: Cantidad de congestiones en el sistema de transmision durante blogue
diurno.
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A.4. Congestiones en el Bloque Nocturno

AltoJahuel500_Ancoa500 - 4 0 4 0 0 0 4 0 0 0 n 0
Ancoa500 NuevaCharrua500 JE¢I o BP0 2 o o - 0 2 1 m 1
Candelaria500_AltoJahuel500 - 2 0 0 0 2 3 4
Concepcion500 NuevaCharrua500- 1 0 0 o BEM o 6" 3 3
Cumbre500 NuevaCardones500- 0 0 0 0 0 0 0 0
HVDC Kimal500_ AltoJahuel500- 1 n n 3 01 0.5 4 1 2 1
Kimal220 LosChangos220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Kimal220 NuevaZaldivar220 - 0 0 0 0

mmmmnnnmmmmnmlnn
0 0

Kimal500 LosChangos500- 1 0
Lagunas220_Kimal220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
LosChangos220_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
LosChangos500 LosChangos220 - 0 0 0

:5 LosChangos500_Parinas500 1 5
é NuevaCardones500_NuevaMaitencillo500 - 0 0 0 0 0
§ NuevaCharrua500_ Mulchen500 3" 0 1 1 3 0o 1 1.4 o
E NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 - 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
§ NuevaPandeAzucar500 Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
- NuevaPozoAlmonte220 Lagunas220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
NuevaPozoAlmonte220 Parinacota220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
NuevaPuertoMontt500 NuevaAncud500- 0 0 0 0 0 6 0 0 0 0 0 0
PDGE_ANF_B2_Parinas500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
PDGE_ANF_B3_Cumbre500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
PDGE_TOC_A2_Kimal500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Parinas500_Cumbres00- 0 0 0 0 0 3 0 3 0 1
Parinas500_NuevaZaldivar220- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Pichirropulli500 NuevaPuertoMontt500 - 0 0 1 4 0 2 0 0 0 0 0 0

Polpaico500_AltoJahuel500 2 1 0 0 3 1 2 1 mm

Quillota500_Polpaico500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1

Rapel500 AltoJahuel500- 0 0 0 2 0 3 2 1 0 2 1 1

RioMalleco500 Mulchen500- 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
RioMalleco500_Pichirropulli500- 0 0 0 0 0 3 0 2 0 0 0 1

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

Mes

Figura A.4: Cantidad de congestiones en el sistema de transmision durante bloque noc-
turno.



Apéndice B

Participacion de los agentes en
subasta de DFT

77



Apéndice B. Participacién de los agentes en subasta de DFT 78
- - L4
B.1. Participacion DFT 24 Horas
Agentes
Potenciales Agentes Participantes Porcentaje de Adjudicacién
AltoJahuel500_Ancoa500 (+)- 4 -4 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 00 0 0 0 0 0
AltoJahuel500_Ancoa500(-)-12 -0 5 5 5 8 5 5 8 5 8 8 8 5 N SN 7| 7|8
Ancoa500_NuevaCharrua500(+)- 1 -1 1 0 0 0 0O 0 0 0 O 0 0 0O 0 0 0 0 0 O
Ancoa500_NuevaCharrua500(-)- 13 -0 3 3 3 7 4 4 7 4 7 7 17 4 4 3 4 5 6 5
Candelaria500_AltoJahuel500 (+)- 2 -0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 NEREEERERERE
Candelaria500_AltoJahuel500(-)- 2 -2 2 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 00 0 0 0 0 0
Concepcion500_NuevaCharrua500(+)- 7 -0 1 1 1 5 2 2 7 4 7 7 7 N 5 |45 | 5|5
Concepcion500_NuevaCharrua500(-)- 1 -1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 00 0 0 0 0 0
Cumbre500_NuevaCardones500 (+) ﬂ 2. 13 16 13 14 8§ 9 8 9 11 9 11
Cumbre500_NuevaCardones300 (-) -5l Ed [18 14 17 16 15 [19 15
Kimal220_LosChangos220 (+) JESl 18 21 18 21 21 21 15 14 1316 16 15
Kimal220_LosChangos220 (-) -2 13 16 16 13 14 11 11
Kimal220_NuevaZaldivar220 (+) - 26 2 3 0 0 ER o IERIERE 0 3

Kimal220_NuevaZaldivar220 (-) &
Kimal500_AltoJahuel500 (+) &l
Kimal500_AltoJahuel500 (-) /51|
Kimal500_Kimal220 (+) -
Kimal500_Kimal220 (-) -JE&)
Kimal500_LosChangos500 (+) ﬂ
Kimal500_LosChangos500 (-) &)
Lagunas220_Kimal220 (+)- 4
Lagunas220_Kimal220 (-)- 8
LosChangos220_NuevaZaldivar220 (+) «E
LosChangos220_NuevaZaldivar220 (-) -JEll
LosChangos500_LosChangos220 (+) m
LosChangos500_LosChangos220 (-) «m
LosChangosS00_Parinas500 (+) 13|
LosChangos500_Parinas500 (-) -JE&j|
NuevaCardones500_NuevaMaitencillo500 (+) m
NuevaCardones500_NuevaMaitencillo500 (-) «m
NuevaCharrua500_Mulchen500 (+) - 1
NuevaCharrua500_Mulchen500 (-)- 6
NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 (+) «m
NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 (-) m
NuevaPandeAzucar500_Polpaico500 (+) m
NuevaPandeAzucar500_Polpaico500 (-) «m
NuevaPozoAlmonte220_Lagunas220 (+) - 3
NuevaPozoAlmonte220 Lagunas220 (-)- 3
NuevaPozoAlmonte220_Parinacota220 (+) - 2
NuevaPuertoMontt500_NuevaAncud500 (-)- 2
PDGE_ANF B2 Parinas500 (+)- 5
PDGE_ANF B3 Cumbre500 (+)- 2
PDGE_TOC_A2 Kimal500 (+)- 3
Parinas500_Cumbre500 (+) JEEN
Parinas500_Cumbre500 (-) m
Parinas500_NuevaZaldivar220 (+) «m
Parinas500_NuevaZaldivar220 (-) 251
Pichirropulli500_NuevaPuertoMontt500 (-) - 3
Polpaico500_AltoJahuel500 (+) m
Polpaico500_AltoJahuel500 (-) -JEEN
Quillota500_Polpaico500 (+)- 5
Quillota500_Polpaico500 (-)- 8
Rapel500_AltoJahuel500 (+)- 3
Rapel500_AltoJahuel500 (-) - 2
RioMalleco500_Mulchen500 (+) - 4
RioMalleco500_Pichirropulli500 (-) - 2

Figura B.1: Participacion de
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los agentes en las lineas de transmision segun su direccion.
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B.2. Participacion DFT Bloque Diurno

Agentes
Potenciales Agentes Participantes Porcentaje de Adjudicacién

AltoJahuel500_Ancoa500 (+)- 1 - 1 1 0O 0 0 0 0
AltoJahuel500_Ancoa500(-)- 2 - 0 0
Ancoa500_NuevaCharrua500 (+)- 1 - 1 1
Ancoa500_NuevaCharrua500 (-)- 4 - 0 0
Candelaria500_AltoJahuel500 (+)- 1 - 0 0
2 2

2 0

1 0

[ R R
o o = o -

Candelaria500_AltoJahuel500 (-) - -2
Concepcion500_NuevaCharrua500 (+) - -0
Concepcion500_NuevaCharrua500 (-) - -0

Cumbre500_ NuevaCardones500 (+) m m
Cumbre500_NuevaCardones500 (-)«m -9 7
Kimal220_LosChangos220 (+) | 10 /10

Kimal220_LosChangos220 (-) 15| - EENRE

Kimal220_NuevaZaldivar220 (+)- 15 - 5 7

Kimal220_NuevaZaldivar220 (-) JEXN -ESHIEEN
Kimal500_AltoJahuels00 (+) -JEEY] )

o
o o -

i
oo

'
[

)
— = —_

mﬂuoqaoowoo—to—

_‘O\E‘O\IEOONOOOOO

i
Kimal500_AltoJahuel500 (-)- 11 - 5 3 3 3 =5
Kimal500_Kimal220 (+) 16 4 4 3 -4
Kimal500_Kimal220 (-) JE0 R 17] 16
Kimal500_LosChangos500 (+)~m .
Kimal500_LosChangos500 (- )m m

'
IS

Lagunas220_Kimal220 (+)- 4
LosChangos220_NuevaZaldivar220 (+) - 13
LosChangos220_NuevaZaldivar220 (-)

LosChangos500_LosChangos220 (+) «E
LosChangos500_LosChangos220 (-)«m -8 10 10 9
LosChangosS00_Parinas500 (+) {1l - 6 8 8 7
LosChangos500_Parinas500 (-) {25 JEEN
NuevaCardones500_NuevaMaitencillo500 (+) «E m

'
[S]

'
=N

‘
EH <

NuevaCardones500 NuevaMaitencillo500 (-)«m -8 6 6 6 -1
NuevaCharrua500_Mulchen500 (+)- 1 -0 0 0 0 -0
NuevaCharrua500_Mulchen500(-)- 4 -0 0 0 0 -0

NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 (+) m m m

NuevaMaitencillo500_NuevaPandeAzucar500 (-)«m -9
NuevaPandeAzucar500_Polpaico500 (+)m m 18 18
NuevaPandeAzucar500_Polpaico500 (')ﬂ -7

N—OOOOOI.OO\EMENNL»OO&»\IB

i
-

NuevaPozoAlmonte220_Lagunas220 (+)- 3 - 3 -3
NuevaPozoAlmonte220_Parinacota220 (+)- 1 - 0 -0
NuevaPuertoMontt500_NuevaAncud500 (-)- 2 - 0 -0

w
'
w

PDGE_ANF B2 Parinas500 (+)- 3 -
PDGE_ANF_B3_Cumbre500 (+)- 2 -
PDGE_TOC_ A2 Kimal500 (+)- 3 -

(S}
'

Parinas500_Cumbre500 (+)~m m m
Parinas500_Cumbre500 (-) 2= {112 -9
Parinas500_NuevaZaldivar220 (+)~E ﬂ m
Parinas500_NuevaZaldivar220 (-)«m -5 -5

Pichirropulli500_NuevaPuertoMontt500 (-)- 2 - 0 -0
Polpaico500_AltoJahuels00 (+) 115 JEH g 11 |
Polpaico500_AltoJahuel500 (-) JEl 11 -10

'
—_—-o o o o =

Quillota500_Polpaico500 (-)- 8
Rapel500_AltoJahuel500 (+)- 2 -
Rapel500_AltoJahuel500 (-)- 1 -
RioMalleco500_Mulchen500 (+)- 2 -
RioMalleco500_Pichirropulli500 (-)- 1 -

u-—ooo~o\)axooasw—N—oo'—\1o«oomoooou-gwwaswo\lc\mwwmaomwmmooo—oooo
m—ooo—ommoo.oow—o—ooo\laoowo—oowoowwoooowomaxwocoow.owocoowomo—oooo
»o—ooo»—-ommoo.oow»—-o»—-ooo\lJaoowoh-oowoowwoooowou‘axwococw.owocoowomo»—-oooo
g—ooo»—-ommoo.oow»—-o»—-ooo\l.z;oowo»—-oowoowwoooowomaxwococw.owocoowomo»—-oooo
N-oc oo —~oclad~ oo O~NOOO~UNUNOOUNSREWONAWOSEWNDUNDUNoUwDLNDS oo —~o0 oo
o0 o0 oo N oOoNHNO~NOOOoOOCUNUNOOUNSAEWONAWOSEWNDUNUNowvDLNL oo oo o oo
N-0O OO~ O~ OO BN —~O0O0O0OO UL ~0NO OO0 WWOWWOoOWWOoO W Wwioowwoaoooo~o oo
-0 O OO O~ OO RNO —~OOOOONONOO —~NOWWOIWWOWWO W WooWwweo oo ~0o oo
©C-O OO~ O h~O0OOUULO~OOOOOh—~UOOOUMONWOUNUBWON WOUNWMOWNNWMOoOOoO—-o oo oo
g—ooooommoo.\lw—-o-ooom»\xwo»—-\luxlww\l\lwo.ua\w\l\xw.ow\)\lwowo»—-oooo
SO0 0O~ O hROOORDERO—~OOOO~HOAOOORO~WOA—WO—~WOHR—-WAHAROW —HOOSD—-O0OOOOO
- ©C 0O 00O RNOOOAO ~NOOO—~WWANODO AN LWOOWWOWWNRE—~UASUH—~HRNO—~OO0OC OO O

= =

—_—-o © o oM

Zo—ooo—oqoooasw—w—oooqo«mmoowmgwwaswo\la\mwwmaomwmmooo—oooo

@
V’\l—ooo'—ommoo.ww—o—ooo\lawwoowwwwwwwwoma\wocoow.owocoowooo—oooo

£

Figura B.2: Participacion de los agentes en las lineas de transmision segun su direccion.
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B.3. Participacion DFT Bloque Nocturno

Agentes
Potenciales Agentes Participantes Porcentaje de Adjudicacién

AltoJahuel500_Ancoa500 (+)- 3 - 0
AltoJahuel500_Ancoa500 (-)- 10 - 5
Ancoa500_NuevaCharrua500 (-)- 10 - 3
Candelaria500_AltoJahuel500 (+)- 1 - 0
Concepcion500_NuevaCharrua500 (+)- 6 - 1
Concepcion500_NuevaCharrua500 (-)- 1 - 1
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Figura B.3: Participacion de los agentes en las lineas de transmision segun su direccion.
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