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Resumen

Los pagos laterales son un mecanismo para solventar costos adicionales de la operacion
del Sistema Eléctrico Nacional debido a multiples restricciones no convexas. Son retribui-
dos por todas las empresas generadoras que realicen retiros para dar suministro a clientes
finales, a prorrata de dichos retiros fisicos.

Varios analisis del mercado eléctrico nacional, incluidos los de este trabajo, han mos-
trado cémo estos pagos han crecido considerablemente, llegando a triplicar sus valores en
un ano. Esto los ha posicionado como un costo relevante en la evaluacion de proyectos
de generacién. A partir de esto, surge el interés por conocer cémo se comportardn estos
costos en el futuro, especialmente en un contexto donde los sistemas de almacenamiento
de energia son considerados una tecnologia fundamental y habilitante para la transicién
energética. Debido a que esta tecnologia es reciente en el mix de generacién, existe poca
experiencia sobre cémo interactian con estos pagos.

Para proyectar los pagos laterales se realizan simulaciones de la operacién del sistema
planteando distintos escenarios a través del software Flex-Tran. Estas simulaciones se
llevan acabo considerando el modelo representativo del Sistema Eléctrico Nacional de
la Propuesta de Expansién de la Transmisién 2023 del Coordinador Eléctrico Nacional.
Ademss, se formulan modelos matemdéticos que permiten calcular los pagos laterales a
partir de los resultados de las simulaciones.

Los resultados muestran una tendencia razonable, en especial para los primeros anos
de simulacién. La mayoria de los escenarios simulados presentan una tendencia a la baja
en el largo plazo. Se aprecia como un plan de descarbonizacién acelerado a 2030 puede
disminuir los sobrecostos asociados a la operacién por fuera del orden econémico, mientras
que una mayor participacién de Energias Renovables No Convencionales y Sistemas de
Almacenamiento de Energia pueden aumentar los sobrecostos debido a la prestacién de
Servicios Complementarios.

Finalmente, al considerar los costos debido a pagos laterales, se obtiene que estos
pueden llegar a representar aproximadamente hasta un 8,5% del costo nivelado de alma-
cenamiento (LCOS) de un proyecto standalone, evidenciando la magnitud de estos pagos
y la necesidad de proyectarlos para incluirlos en evaluaciones econémicas.



Abstract

Side-payments are a mechanism designed to cover additional costs in the operation
of the National Electric System (SEN) due to multiple non-convex constraints. They are
compensated by all generating companies that make withdrawals to supply energy to end
customers, in proportion to those physical withdrawals.

Various analyses of the national electricity market, including those in this study, ha-
ve shown how these payments have grown considerably, tripling in value within a year.
This has positioned them as a significant cost in the evaluation of generation projects.
Consequently, there is interest in understanding how these costs will behave in the future,
especially in a context where energy storage systems are considered a fundamental and
enabling technology for energy transition. Since this technology is recent in the generation
mix, there is limited experience regarding how it interacts with these payments.

To project side-payments, simulations of the system’s operation are carried out by
proposing different scenarios using Flex-Tran software. These simulations consider the re-
presentative model of the National Electric System from the 2023 Transmission Expansion
Proposal (PET 2023) by the National Grid Operator (ISO). Additionally, mathematical
models are formulated to calculate side-payments based on the simulation results.

The results show a reasonable trend, especially for the first years of simulation. Most
of the simulated scenarios present a downward trend in the long term. It is observed that
an accelerated decarbonization plan by 2030 can reduce the overcosts associated with
operating outside of economic order, while a greater share of Non-Conventional Renewa-
ble Energies (ERNC) and energy storage systems can increase the overcosts due to the
provision of Ancillary Services.

Finally, considering the costs due to side-payments, it is found that these can represent
up to approximately 8,5 % of the levelized cost of storage (LCOS) of a standalone project.
This highlights the magnitude of these payments and the need to project them for inclusion
in economic evaluations.



Capitulo 1

Introduccion

Hasta hace algunos afios los Sistemas de Almacenamiento de Energia tenian un rol
secundario en Chile. Ahora se consideran una tecnologia fundamental para lograr una
transicion energética sostenible, por lo que es esencial tener una estimacién de las senales
del mercado en el futuro cercano para incentivar el desarrollo y la inversién en estas
tecnologias, como por ejemplo BESS (por sus siglas en inglés).

Es por eso que este trabajo se enfoca en el estudio de costos que ha cobrado gran
relevancia en los ultimos afios [1], debido tanto a factores nacionales como internacionales,
y son asumidos por todas las empresas generadoras con contratos de suministro, los deno-
minados pagos laterales. Estos corresponden a una serie de costos producidos, en general,
por costos no cubiertos por el precio de la energia.

En el contexto actual del Sistema Eléctrico Nacional, es de particular interés y relevan-
cia el caso de los sistemas de almacenamiento de energia debido a que son una tecnologia
reciente en el parque generador nacional que estd entrando poco a poco y no se conoce
con toda certeza como se aplican estos pagos a ellos, especialmente cuando realizan retiros
del sistema para el proceso de almacenamiento de energia.

Por lo anterior, y para tener sefiales de la viabilidad econémica de los proyectos de
almacenamiento, en este trabajo se proponen los siguientes objetivos:

Objetivo Principal

Proyectar los costos por concepto de pagos laterales a los que seran sujeto de cargo los
Sistemas de Almacenamiento de Energia operando en modo retiro en el Sistema Eléctrico
Nacional mediante herramientas de simulacién de la operacién.

Objetivos Especificos

1. Analizar el estado actual de los pagos laterales a los que estdn sujetos las empresas
generadoras del SEN.

2. Definir un modelo reducido y representativo del SEN para realizar simulaciones
considerando restricciones y distintos escenarios posibles de acuerdo con proyecciones
del parque generador nacional.
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3. Desarrollar un modelo matemédtico que permita obtener los valores de las compo-
nentes de los costos laterales a partir del resultado de las simulaciones.

4. Identificar factores que afecten en mayor medida a los pagos laterales incurridos por
Sistemas de Almacenamiento de Energia en modo retiro para sugerir posibles vias
para reducirlos.

Ya que cabe preguntarse jcémo seran estos pagos en el futuro considerando un parque
generador con alta penetracion de energias renovables y sistemas de almacenamiento?

Metodologia

Para lograr estos objetivos se plantea la siguiente metodologia:

Primera parte

En primer lugar, es fundamental conocer y comprender la razén de ser de los pagos
laterales, lo que implica estudiar su origen en la optimizacion de la operacién de un sistema
eléctrico. A continuacidn, se revisa la regulacién pertinente a la coordinacién y operacién
del SEN para identificar y definir los principales conceptos de pagos laterales, asi como
entender como interactidan con los sistemas de almacenamiento de energia. Finalmente, se
realiza un andlisis de los pagos laterales en el SEN durante los ltimos anos para conocer
su comportamiento y los fenémenos que han incrementado su relevancia.

Segunda parte

Para simplificar las simulaciones en la herramienta de simulacion, la cual es Flex-Tran,
y reducir los recursos de hardware, se utiliza un modelo reducido y representativo del
SEN, especificamente el de la Propuesta de Expansion de la Transmisién 2023 [2]. Luego
se establecen los distintos escenarios a simular considerando distintas condiciones para
analizar sus sensibilidades. Una vez fijado el modelo y los escenarios se procede a simular.

Tercera parte

Se desarrollan modelos matematicos para los conceptos de pagos laterales capturables
a través de las simulaciones de la operacién. Mientras que para aquellos que no se puede,
pero son de gran importancia, se desarrollan modelos basados en estadistica.

Cuarta parte

Se analiza el impacto que tienen distintos factores de la operacién del SEN en los con-
ceptos proyectados, con énfasis en los sistemas de almacenamiento de energia. Lo anterior
con el objetivo de identificar posibles vias que permitan reducir estos cargos.
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Estructura

La estructura de este trabajo sigue el siguiente orden:

Capitulo [T} Introduccién

Capitulo [2} Marco teérico
Donde se estudia el origen de los pagos laterales a partir del problema de optimizacién
de la operacion de un sistema eléctrico.

Capitulo [3 Marco regulatorio
Donde se revisa la regulacion, y se identifican y definen los conceptos de pagos
laterales, y su relacién con los SAE.

Capitulo |4t Analisis y diagndstico del SEN
Donde se analizan los pagos laterales en el SEN para el periodo 2021 - 2023.

Capitulo [5t Modelo y consideraciones para la simulacién
Donde se define el modelo representativo del SEN, las consideraciones, los escenarios
y la herramienta de simulacién a utilizar.

Capitulo [6f Modelos matemadticos de los pagos laterales
Donde se desarrollan los modelos para el calculo y la proyeccién de los pagos laterales
considerados.

Capitulo [} Resultados y andlisis
Donde se presentan los resultados obtenidos a partir de las simulaciones y su respec-
tivo analisis.

Capitulo [8; Conclusiones

Conclusiones finales del trabajo realizado y sugerencias para futuros estudios simi-
lares.



Capitulo 2

Marco teorico

2.1. Costos no convexos en la optimizacion de la operacion

La coordinacién de la operacion de sistemas eléctricos de potencia corresponde a un
problema de optimizacién convexa llamado despacho econémico. Para que un problema
de optimizacion de la forma:

min f (x)
x €

sea convexo, se debe cumplir que tanto la funcién objetivo f (z) como el conjunto
de soluciones factibles {2 sean, respectivamente, una funcién y un conjunto convexo. La
relevancia de la propiedad de convexidad en problemas de optimizacién radica en que los
métodos de optimizacién convexa tienen garantias de convergencia a un minimo global, y
ademads, cualquier minimo local es también un minimo global. Lo que facilita la bisqueda
de soluciones 6ptimas. A continuacién, se definen formalmente los conceptos de conjuntos
y funciones convexas de acuerdo a [3].

2.1.1. Conjuntos convexos

Se dice que un conjunto 2 C R” es convexo, si para cualquier par de puntos x,y € €2
se tiene que:

(1-Nz+IyeQ (2.1)

para cualquier A € R tal que 0 < A < 1. Gréaficamente un conjunto es convexo si al
seleccionar cualquier par de puntos dentro del conjunto, la recta que forman los dos puntos
estd contenida en el conjunto.
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Figura 2.1: Conjunto convexo (€24) y no convexo (£25) para R%. Fuente: Garcés Ruiz, 2020.

2.1.2. Funciones convexas

Se dice que una funcién f : R™ — R es convexa si su dominio es convexo, y ademas,
para cualquier par de puntos z,y € R" se cumple que:

JQz+ (1 =Ny) <Af(z)+ (1 =N f(y) (2.2)

para cualquier A € R tal que 0 < A < 1. Si la ecuacion se cumple de manera
estrictamente mayor y ademds x # y, se dice que la funcién es estrictamente convexa.
Que una funcién sea convexa implica que el segmento de recta definido por dos puntos
cualquiera estd siempre por encima de la funcién, como se muestra en la Figura para
f(x) = 2%. Mientras que para f(z) = 2* — 323 4+ 222 + 2 en la Figura esto no ocurre.

f(z) f(z)
|
|
|
|
|
|
|
| |
| !
| !
| : |
| | |
L L
€1 €2 x X To I
(a) Funcién convexa. (b) Funcién no convexa.

Figura 2.2: Ejemplos graficos. Fuente: Elaboracién propia.

Aplicando la definicién (2.2)), se demuestra facilmente que f(z) = 22 es una funcién
convexa.
(Az1+ (1= N)x2)? < Az + (1 - N\)x3
N222 4+ (1= N)222 +20(1 — Narze < Azd + (1 — M)zl
A2 =Nz?+(1=X)2 =1 =)z +20(1 = Nzxa <0
(A2 = N)2? + (A2 = N)x3 +20(1 — N)azg <0
(A2 = N)(2% + 23 + 27179) <0
(A2 =N\ (21 —22)? <0
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La ultima desigualdad se cumple para todo x1,z2 € R ya que 0 < A < 1, por lo tanto,

la funcién f(z) = x? es convexa.

2.1.3. Despacho econémico

El despacho econémico clasico considera iinicamente las centrales termoeléctricas, cuya
funcién objetivo es minimizar los costos de operacién sujeto a restricciones como el balance
de potencia, las capacidades minimas y maximas de generacion y la capacidad de las lineas
de transmisién. El caso béasico consiste en determinar el despacho 6ptimo de generadores
termoeléctricos para abastecer la demanda sin considerar las restricciones de la red de
transmision. El problema se representa de la siguiente forma:

szm
Zpi =d (2.3)

DPmin < Pi < Pmaz

Donde p; representa la potencia de cada unidad y d la demanda. Mientras que la
funcién objetivo es minimizar los costos de generacién y es usualmente cuadratica, por lo
que el problema es convexo, como se vio en la demostracion anterior. Mas atn, la funcién
objetivo es estrictamente convexa, por lo tanto, la solucién es tnica.

Adicionalmente, al despacho econémico se le pueden incluir las centrales hidroeléctri-
cas. Este nuevo modelo es dindamico, producto de las decisiones operacionales del presente
que afectan al futuro, y estocastico debido a las hidrologias del sistema son variables alea-
torias. El modelo de despacho hidrotérmico queda representado de la siguiente maneras:

min > > fi (pit)
t 7
sz't + ijt =dy VteT

i j
Pt = 9(qjt, vjt)

|[Prml| < Pmaz(nm)

Vj(t+1) = Vje + alaje — qje — 5jt) (2.4)
Pmin < Dit < Pmaa

dmin < Qjt < Gmaz

Smin < Sjt < Smaz

Upnin < Vst < Umaz

Los subindices 7 y j representan a las centrales térmicas e hidricas respectivamente.
De esta forma p;; es la generacién de la central termoeléctrica i en el instante t y ppp, es
la capacidad de transmisién de la linea que une las barras n y m. Mientras que pj¢, aj¢,
Vjt, @jt Y Sjt son la generacion, la afluencia, el volumen del embalse, el turbinamiento y los
vertimientos de la central hidroeléctrica j en el instante ¢ para un horizonte 7.

De momento, todas las variables incorporadas al modelo son variables continuas y el
problema sigue siendo convexo. Pero en la operacion de un sistema eléctrico de potencia
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hay problemas de naturaleza binaria, como lo es el estado de las unidades de generacién,
es decir, la decisién de encendido o apagado de las unidades disponibles. Esto cobra es-
pecial relevancia considerando los altos tiempos y costos de partida y detencién de los
generadores. Restricciones de este tipo producen que el modelo de optimizaciéon sea no
convexo.

Cuando la funcién objetivo o las restricciones de un problema de optimizacién son no
convexas existen multiples minimos locales como se observa en la Figura haciendo
que el espacio de soluciones factibles sea de igual manera, no convexo. Esto complejiza
enormemente la bisqueda de un éptimo global, por lo tanto, se deben aplicar métodos de
solucién alternativos a la optimizacién convexa, como métodos heuristicos, programacion
entero-mixta o aproximaciones convexas.

2.1.4. Ejemplo

Para entender de mejor manera y visualizar lo comentado desde un punto de vista
econdmico, se presenta un ejemplo numérico simple extraido de [4].

Considere dos unidades de generacién, G1 y G2, en un sistema sin restricciones de
transmision. G1 tiene una capacidad de 100 MW con un costo variable de 20 USD/MWh
y G2 tiene 80 MW de capacidad con un costo variable de 100 USD/MWh. Ambas unidades
deben suministrar una demanda de 120 MWh. El modelo de optimizacién es:

2
min Zfi (pi) = CVi+CVy
=1
P+ P, =120

El despacho econémico eficiente con tal de satisfacer la demanda es que G1 produzca
100 MWh y G2 20 MWh. Como G1 estd a su maxima capacidad, G2 es la unica unidad
capaz de suministrar una unidad adicional de energia (1 MWh), por lo tanto, el costo de
suministrar un aumento en la demanda de 1 MWh es de 100 USD/MWh. Esto se denomina
costo marginal y es el precio al que se valoriza la energia.

De manera que si a G1 se le ofrece 100 USD/MWh, maximiza sus ganancias produ-
ciendo 100 MWh. Mientras que G2 no veria ningtn incentivo econémico de desviarse de
su produccién a 20 MWh.

Ahora se expande este ejemplo incluyendo restricciones que hagan no convexo el pro-
blema, asemejandose mas a una situacién real. Considere que G1 tiene un limite inferior
de generacién de 10 MW y uno superior de 100 MW. Mientras que G2 esta limitado entre
50 MW y 80 MW, y tiene un costo de partida de USD 800. El nuevo modelo es:

2
min Zfi (pi) + h(s2) = CVi +CVa + ho

i=1
P+P=d
10 < P, < 100

5089 < Py < 80s9
S9 € {0, 1}
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Donde s9 es la variable de decisién binaria de G2, so = 1 si estd encendida y so = 0 en
caso contrario. Y h(sz) es la funcién de costos de partida de G2. Como la demanda sigue
siendo 120 MWh, G2 esta obligada a operar, por ende, sy = 1.

El despacho eficiente en este caso es de 70 MWh de G1 y 50 MWh de G2. Debido
a que G2 tiene que operar por lo menos a 50 MWh, de manera que G1 debe disminuir
su generacién para darle cabida a G2. Ahora el costo marginal es de 20 USD/MWh ya
que G1 es la unidad capaz de suministrar 1 MWh adicional de la forma mas econémica
posible. Los ingresos de G2 son:

50 MWh x 20 USD/MWh — 50 MWh x 100 USD/MWh — USD 800 = —USD 4800

Por lo que, si se encendiera y produjera 50 MWh, estaria perdiendo USD 4800. Mientras
que G1 no veria pérdidas incluso produciendo 100 MWh al mismo precio. Este problema
que enfrenta G2 se debe a las restricciones que introducen no convexidades en el modelo
de optimizacién. En economia los costos adicionales producto de un problema no convexo,
se denominan costos no convexos.

2.2. Costos no convexos en el mercado eléctrico chileno

El mercado eléctrico chileno se fundamenta en un mecanismo de costos auditados,
mientras que la programacién y operacién del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) esta
unicamente a cargo del Coordinador Eléctrico Nacional (CEN). La coordinacién de la
operacion del SEN se determina por un proceso de pre-despacho y despacho econdmico
centralizado, basado en los costos previamente auditados. Este proceso corresponde a
un modelo de optimizacién de naturaleza entero/mixta, dependiendo de la etapa en que
se encuentre, con el objetivo de minimizar los costos variables totales para satisfacer la
demanda en cada una de las barras de la red. Con el fin de preservar la seguridad del
sistema y su operacion mas econdémica, el problema de optimizacién esta sujeto a multiples
restricciones y limitaciones.

Como se vio en el ejemplo de la seccién anterior, uno de los resultados del despacho
econdémico son los costos marginales de energia. Adicionalmente, se aprecié como ciertas
restricciones introducen no convexidades al problema de optimizacién. En el caso del SEN,
las restricciones que provocan esta situacién son, por ejemplo, costos de partida y deten-
cién, tiempos minimos de encendido, minimos técnicos, entre otros. Estas restricciones
provocan que el precio de la energia en cada barra del sistema no siempre pueda cubrir
tanto costos variables como fijos propios de cada unidad generadora, lo que genera costos
no convexos para el sistema. Una medida para solventar estos costos es realizar pagos por
fuera del mercado, los que en Chile se denominan “pagos laterales”.
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Marco regulatorio

En base a la Ley General de Servicios Eléctricos [5], el Reglamento de Coordinacién y
Operacién [0] y la Norma Técnica de Coordinacién y Operacién [7], entre otros.

3.1. Definiciéon de conceptos de pagos laterales

La NTCyO define los pagos laterales como aquellos pagos que se realizan con el fin
de reconocer y remunerar costos no cubiertos por el Costo Marginal Real producto de la
operacion.

La misma norma indica, en el articulo 3-46, los elementos minimos que se deben incluir
en los pagos laterales:

a) “Aquellas unidades de generacién que operen a un costo variable mayor al Costo
Marginal Real del sistema, que no correspondan a prestaciéon de Servicios Comple-
mentarios (SSCC), que hayan operado por instruccién del Coordinador por fuera del
orden econémico.

b) Aquellas unidades de generacién que realicen el proceso de partida o detencién pa-
ra inyectar su energia al sistema y cuya remuneracién a Costo Marginal Real no
permitan cubrir sus costos variables en dicho periodo.

c¢) Las diferencias de valorizacion de inyecciones de los PMGD y PMG que estén sujetos
a un régimen de precio estabilizado respecto al Costo Marginal Real en su barra
correspondiente.”

Se menciona el concepto de orden econdémico, el cual se define en el articulo 166°
del Reglamento CyO “como aquel resultante del despacho de unidades de generacién o
Sistemas de Almacenamiento de Energia en orden creciente de menor a mayor costo de
produccién de energia, de acuerdo con el listado de prioridad de colocaciénE] efectuado por
el Coordinador.”

1El listado de prioridad de colocacién es una lista en orden creciente de las centrales o unidades y SAE,
de menor a mayor costo de produccién de energia, considerando costos variables y de oportunidad. Se
obtiene a partir de los resultados de la programacién de la operacion.

11



Capitulo 3. Marco regulatorio 12

Por otra parte, el inciso a) hace referencia a los articulos 167° y 168°, y el inciso b)
al articulo 63° del mismo reglamento. Los costos de la energia inyectada en los modos
de operacion descritos en los articulos mencionados anteriormente se catalogan bajo el
concepto Sobrecostos por Energia.

Por su lado, el inciso ¢) del articulo 3-46 de la NTCyO se refiere al régimen de precio
estabilizado para medios de generacién de pequena escala. Hasta octubre de 2020 este
régimen estaba regulado por el Decreto Supremo 244 [8], en sus articulos 41° y 54° indica
que “los precios estabilizados con los cuales deberan valorizar las inyecciones de energia
de cada PMGD/PMG que haya optado por dicho régimen, corresponderan al precio de
nudo de corto plazo de la energia”. El precio nudo de corto plazo se calcula de manera
semestral por la CNE y es constante durante todo el dia, por lo que no representa la
variabilidad horaria del costo marginal. Por esta razén, en octubre de 2020 se publica
el Decreto Supremo 88 [9], derogando el DS 244. Uno de los principales cambios de este
nuevo reglamento es la consideracién de seis bloques horariosﬂ para el calculo del precio
estabilizado, de forma que ya no es fijo.

Este nuevo reglamento, en su articulo 12° establece que los propietarios u operadores
de PMG/D incluido en los balances de transferencias de energia y potencia, o que en el
futuro se interconectardn al SEN, deberan optar por vender sus inyecciones de energia al
sistema a costo marginal o por un régimen de precio estabilizado. De acuerdo al articulo
14°, en el caso de los PMG/D que se encuentren acogidos al régimen de precio estabilizado,
“la diferencia entre la valorizacién de las inyecciones del Medio de Generacion de Pequena
Escala a precio estabilizado y al costo marginal correspondiente, serd asignada por el
Coordinador a prorrata de los retiros de energia del sistema eléctrico, entre quienes efectien
retiros”. Esta diferencia se cataloga como Compensacién de Precio Estabilizadd?}

Cabe destacar que en su articulo 2° transitorio, se menciona que los PMG/D que cum-
plan ciertas condiciones podran optar por un régimen de precio estabilizado valorizando
sus inyecciones de energia a precio nudo de corto plazo, es decir, como lo indicaba el an-
tiguo reglamento [8]. Es por esto, que a dia de hoy la gran mayoria de PMG/D siguen
siendo remunerados a PNCP.

El articulo 72°-1 de la Ley dispone los Principios de la Coordinacién de la Operacion.
“La operacion de las instalaciones eléctricas que operen interconectadas entre si, debera
coordinarse con el fin de:

1. Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico;

2. Garantizar la operaciéon maéas econdémica para el conjunto de las instalaciones del
sistema eléctrico, y

3. Garantizar el acceso abierto a todos los sistemas de transmisién, en conformidad a
esta ley.”

Es mediante los Servicios Complementarios que el Coordinador puede operar el SEN
de acuerdo a los principios del articulo precedente de la Ley. De acuerdo con la Resolucién
Exenta N°442 [10], son SSCC: Control de Frecuencia, Control de Tensién, Control de Con-
tingencias y Plan de Recuperacion de Servicio. Para mas detalle acerca de las definiciones
ver [10].

2 Articulo 18° DS 88 [9].
3Para ahorrar espacio en gréficos su leyenda serd Precio Estabilizado.
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La asignacién de SSCC puede materializarse a través de tres mecanismos: licitaciones,
subastas o instruccién directa. Cuando el requerimiento de los SSCC sea de cortisimo
plazﬂ y existan las condiciones de competencia para su prestacién, su materializacion
debera efectuarse mediante subastas. En caso de que el requerimiento no sea de cortisimo
plazo o cuando implique la instalacién de nueva infraestructuraﬁ para su prestacién, la
asignacién se deberd efectuar a través de licitaciones. Si el Coordinador determina que
las condiciones de mercado no presentan la competitividad requerida, debera instruir la
ejecucién directa y obligatoria del servicio respectivo con los recursos técnicosﬁ disponibles.
En caso de que los recursos técnicos existentes sean insuficientes, el Coordinador debera
instruir la instalacién directa y obligatoria de nueva infraestructura.

En la Tabla se indican el o los mecanismos a través de los cuales se puede mate-
rializar la prestacién y/o instalacién de los SSCC. La valorizacién y remuneracién de los
SSCC dependera del mecanismo por el cual se materializé la prestacién y/o instalacién
de los servicios requeridos. Cuando se da mediante una subasta, el servicio se remunera
en funcién del valor adjudicado de esta. Conforme a [10] “dicho valor serd la suma de los
siguientes elementos:

1. Costo de oportunidad real: Se entendera como el costo en que incurre una insta-
lacién adjudicada por la pérdida de ventas de energia en el mercado de corto plazo,
debido a la utilizacién limitada o nula de la capacidad de produccién de la instala-
cién por estar prestando un servicio complementario. Este costo sera calculado por
el Coordinador con ocasién de la realizacion de los balances de remuneracién de
servicios complementarios.

2. Costo por operaciéon a un Costo Variable mayor al costo marginal real: Se
entenderd como el costo en que incurre una instalacién adjudicada por la prestacién
de un servicio complementario cuando el Costo Variable es mayor al costo marginal
real del sistema en el mercado de corto plazo. Este costo sera calculado por el Coor-
dinador con ocasién de la realizacion de los balances de remuneracion de servicios
complementarios.

3. Costo de operacién adicional real: Se entendera como el costo en que incurre
una instalacién adjudicada por la prestacion de un servicio complementario cuando
ésta opera en un punto de operacién en que su rendimiento es menor, o su consumo
especifico de combustible es mayor al considerado por el Coordinador en el proceso
de programacién de operacion para dicha instalacién, considerando una operacion
en que sélo venderia energia sin prestar el servicio complementario. Este costo sera
calculado por el Coordinador con ocasién de la realizacion de los balances de remu-
neracion de servicios complementarios.

4. Valor ofertado: Es el valor ofertado por el Coordinado titular de la instalacién
adjudicada para la prestacién de un servicio complementario. En este valor el Coor-
dinado debera incluir todos aquellos costos no considerados en los puntos anteriores

4Se entiende por requerimiento de cortisimo plazo cuando la prestacién del servicio sea por un plazo
inferior a seis meses.

SInstalaciones destinadas a la prestacién de SSCC mediante licitaciones o instruccién directa del Coor-
dinador.

6 Atributos de las instalaciones que permiten contribuir a la operacién segura, de calidad y més econémi-
ca del sistema.
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tales como costos de desgaste, mantenimiento, habilitacién y/o implementacién, en-
tre otros.”

Los primeros tres puntos anteriormente mencionados corresponden a los conceptos
de Costo de Oportunidad por SSCC, Sobrecostos por SSCC y Costos por Combustible
Adicional por SSCC, respectivamente. El valor ofertado en la subasta no incluye estos
costos ya que son remunerados conforme al articulo 72°-7 de la Ley “la remuneracién por
la prestacion de los recursos técnicos requeridos en la operacién del sistema eléctrico, serd
de cargo de las empresas generadoras que efectien retiros destinados a usuarios finales”.

Para las valorizaciones y remuneraciones de los SSCC materializados por mecanismos
de licitacién e instruccién directa ver el Apéndice [A]

El articulo 163° de la Ley indica que el Ministerio de Energia puede dictar un decreto
de racionamiento en caso de ocurrir o proyectarse un déficit de generacién de energia
eléctrica, como consecuencia de fallas prolongadas de centrales o de situaciones de sequia.
Con el objetivo de gestionar este déficit, el Coordinador debe instruir la operacién de las
centrales hidroeléctricas de embalse de tal forma que se garantice la existencia de una
reserva hidrica efectivamente disponible. En el tltimo decreto de racionamiento [11] dicha
reserva debia ser equivalente a 66 GWh para mitigar el déficit proyectado.

La formacion de la reserva hidrica significa un mayor costo de operacién para el sis-
tema, debido a los sobrecostos de producciéon en que incurren las unidades generadoras
termoeléctricas, que operan para reemplazar la operacién de los embalses que constituyen
la reserva hidrica. También se debe considerar el costo de oportunidad producto de la
pérdida de venta de energia durante el proceso de formacion de reserva hidrica. Ambos
componentes determinan el concepto Formacién de Reserva Hidrica.

Todos los pagos laterales deben ser retribuidos por las empresas generadoras que reali-
cen retiros para suministrar a sus clientes, tanto libres como regulados, a prorrata de sus
retiros fisicos de energia.

3.2. Regulacion de Sistemas de Almacenamiento de Energia

El Reglamento CyO define Sistema(s) de Almacenamiento de Energia (SAE) como
“un equipo tecnolégico capaz de retirar energia desde el sistema eléctrico, transformarla
en otro tipo de energia[] y almacenarla con el objetivo de, mediante una transformacién
inversa, inyectarla nuevamente al sistema eléctrico”. Estos son los que cominmente se

llaman sistemas de almacenamiento stand-alone o “puros”.

El articulo 92° distingue dos modos de operacién: modo retiro y modo inyeccién. El
modo retiro corresponde a aquel en el que se retira energia eléctrica del sistema y se
transforma en otro tipo de energia para su almacenamiento. El modo inyeccién es aquel
que se transforma la energia almacenada en energia eléctrica para su inyeccion al sistema
eléctrico.

En el articulo 93° del Reglamento CyO se especifica que los retiros de energia para el
proceso de almacenamiento no podran ser destinados a la comercializacién con empresas
distribuidoras o clientes libres, ya que son de uso exclusivo para la operacién en modo
retiro.

"Energfa quimica, potencial o térmica, entre otras.
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El articulo 97° vuelve a mencionar que “Los retiros de energia para el proceso de
almacenamiento no estaran sujetos a los cargos asociados clientes finales. Para tal efecto,
los senalados retiros no se considerardan para:

a. La acreditacion del cumplimiento de la obligacién a que se refiere el articulo 150° bis
de la Ley;

b. El pago correspondiente a clientes finales por uso de los sistemas de transmisién;

c. La asignacién que se origine a partir del mecanismo de estabilizacién de precios a que
pueden optar los Pequenos Medios de Generacién y Pequenos Medios de Generacién
Distribuida establecidos en la Ley;

d. El cédlculo de las prorratas de la asignacién de los certificados emitidos producto de
la inyeccién de energia licitada y efectivamente inyectada a que se refiere el inciso
tercero del articulo 150° ter de la Ley, y

e. El pago asociado a clientes finales por concepto de Servicios Complementarios, de
acuerdo con la normativa vigente.”

La primera parte de este articulo menciona que los retiros para almacenamiento no
estaran sujetos a cargos asociados a clientes finales, y luego enumera los cargos para los
que no se consideraran. Esto puede dar a entender que si existen cargos para los que se
consideraran estos retiros, como los asociados al concepto Sobrecostos de Energia. Por lo
tanto, respecto a este tema, el Reglamento CyO es ambiguo, dando a entender que los
SAE no estan sujetos a pagos laterales por los retiros para almacenamiento.

Es importante advertir que a diciembre de 2023 existen 114 MW de Sistemas de Al-
macenamiento de Energia y 113 MW de ERNC + Almacenamient(ﬁ en operacién en el
SEN, de acuerdo a [I2]. Los Sistemas de Almacenamiento de Energia aportaron el 0,3 %
de la generacién total del sistema durante 2023. Debido a lo anterior, se considera que
no hay una experiencia clara de la aplicaciéon del Reglamento CyO en esta materia. Esta
falta de claridad en el reglamento da pie a futuras modificaciones en las que podria in-
cluirse de manera explicita la obligacién o liberacion de los SAE del pago por retiros para
almacenamiento.

8Lo que el Reglamento CyO define como Central Renovable con Capacidad de Almacenamiento.
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Analisis y diagnoéstico del Sistema
Eléctrico Nacional

Factores nacionales e internacionales han afectado de manera significativa a la ope-
racién y planificacién del SEN, lo cual ha tenido un impacto considerable en el mercado
eléctrico. A continuacién, se presentan algunos de estos factores.

4.1. Transicidon energética

Actualmente Chile se encuentra en un proceso de transicién energética. Mediante la
Ley Marco de Cambio Climatico [13], se establecié como meta ser un pais carbono neutral
y resiliente a mas tardar el ano 2050. Esto implica grandes desafios a nivel nacional.
Algunas de las medidas que ya se han tomado desde la industria de la energia eléctrica
son el aumento de las energias renovables no convencionales, particularmente aquellas de
recursos variables como el sol y el viento, y la disminucién proporcional de la participaciéon
de centrales convencionales.

Para lograr un incremento de las energias renovables no convencionales, desde el ano
2008, mediante modificaciones normativas, se establecieron cuotas de inyeccién de energia
renovable anual. Exigiendo un 20 % de participacion ERNC en la generacién anual de
energl’aﬂ al ano 2025. Ademaés, en el ano 2015 se modificaron las licitaciones de suministro
eléctrico a clientes reguladoﬂ incorporando la posibilidad de realizar ofertas por bloques
horarios. Permitiendo asi, que empresas principalmente solares (fotovoltaicas) ofertaran
precios més competitivos en bloques solares, fomentando dicha tecnologia. Estas medidas,
maés los cambios a la Ley General de Servicios Eléctricos [5] del ano 2016 en materias de
transmisién y acceso abiertoEL han posibilitado un aumento explosivo de la generacién a
partir de energias renovables no convencionales, pasando de un 8,5 % de generacién ERNC
reconocida, para el cumplimiento de las Leyes N°20.247 [14] y N°20.698 [15], en el ano 2015
a un 36 % al anio 2023 de acuerdo a estadisticas de ACERA A.G [12].

9Ley N°20.698.
10Ty N°20.805.
ey N°20.936.

16
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Figura 4.1: Evolucién de la participacion ERNC en la generacién de energia. Fuente:
Estadisticas ACERA A.G.

Por otro lado, en 2018 inicia la Mesa de Retiro y/o Reconversién de Unidades a Carbén
que finaliza en junio de 2020 con al acuerdo publico-privado Plan de Retiro y/o Reconver-
sién de Unidades a Carbén [16] entre el Ministerio de Energia y las empresas propietarias
de centrales a carbdn. Este plan contempla el cese definitivo de la operacién del parque
generador a carbon a mas tardar el ano 2040.

4.2. Costos sistémicos

Se entiende por costos sistémicos como el conjunto de pagos laterales realizados con el
fin de reconocer y remunerar los costos no cubiertos por el costo marginal real producto de
la operacién del sistema eléctrico mas los pagos por los recursos técnicos de los servicios
complementarios. Todos estos definidos en la Seccién

El retiro de centrales a carbdén y la instalacién masiva de centrales ERNC, principal-
mente solares y edlicas, sumado a un periodo de gran sequia y un alza importante en
el precio internacional de los combustibles [I] desde mediados del ano 2021, producto de
la reactivacién macroeconémica mundial post-pandemia y la guerra ruso-ucraniana, han
provocado un aumento significativo en distintos tipos de pagos laterales. Como se puede
observar en la Figura donde se muestran los principales costos sistémicos, construida
en base a los balances de transferencias econémicas de energia y servicios complementarios
dispuestos por el Coordinador{r_zl Notar que las columnas se corresponden con el eje de la
izquierda y el valor unitario con el eje de la derecha. En el Apéndice [B]se puede encontrar
un grafico similar con mayor detalle.

128e toma como tipo de cambio el promedio mensual del délar observado por el Servicio de Impuestos
Internos.
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Figura 4.2: Pagos laterales asociados a costos sistémicos. Fuente: Elaboracion propia.

Se observa un gran aumento en los pagos laterales de la Figura [4.2] Pasando de 3
USD/MWHh a inicios de 2021 a aproximadamente 16 USD/MWh o mds para fines de 2022.
A mediados del 2021 comienza el incremento de los “Sobrecostos por Energia” producto
del alza en el precio de los combustibles y, por ende, en los costos variables de centrales
convencionales. Ademds, el aumento de las horas con costo marginal cero [1], debido a
la alta penetracién de ERNC, ha traido como consecuencia que la remuneracién de las
unidades que operen por fuera del orden econémico se incremente, ya que son retribuidas
en sus costos variables no cubiertos por el costo marginal de la barra de inyeccién.

La menor disponibilidad de unidades generadoras sincrénicas ha generado mayores re-
querimientos de flexibilidad, reservas para el control de frecuencia y otras herramientas
operacionales y de seguridad necesarias para el abastecimiento del suministro eléctrico
de forma segura y eficiente. Lo anterior en conjunto con el alza en el precio de los com-
bustibles ha provocado un aumento enorme de los pagos laterales asociados a servicios
complementarios, principalmente aquellos por “Sobrecostos por SSCC”.

Cabe destacar que el aumento de los pagos laterales vistos en la Figura se da con
el inicio de los contratos de suministro licitados en 2015, es decir, cinco anos despuéﬂ
Estas licitaciones incorporaron por primera vez los bloques horarios como se mencioné
anteriormente.

En cuanto a la Compensacién por Precio Estabilizado, de acuerdo a la informacién
del Coordinador en su Reporte PMGD Octubre 2023 [17], la capacidad instalada de
los pequenos medios de generaciéon (PMG) y pequenios medios de generacién distribui-
da (PMGD) ha crecido aceleradamente desde 2015 debido a la disminucién de los costos
de desarrollos de tecnologias, principalmente proyectos solares. Esto generé un cambio
en el comportamiento de los costos marginales y su relacion con el precio estabilizado,
mejorando considerablemente la rentabilidad de estos proyectos.

Como se indica en la Seccién los PMG/D pueden valorizar sus inyecciones de
energia al costo marginal o acogerse al régimen de precio estabilizado. A diciembre de
2023 existen 493 PMG/D acogidos al régimen de precio estabilizado, de los cuales el
99 % siguen siendo remunerados a Precio Nudo de Corto Plazo (PNCP). Por lo que no

13M4s un afio de margen de ser necesario.
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estan sometidos a la variabilidad horaria del costo marginal y tienen un precio asegurado
calculado semestralmente.

De esta forma, durante las horas en que el costo marginal estd por debajo del precio
estabilizado, se generan costos adicionales al resto de generadores que realicen retiros en
dichas horas. Estos costos son remunerados como pagos laterales. Anos atras esta situacién
fluctuaba entre cargos y abonos, como se observa en la Figura [£.2] y [L.3] para la barra
Polpaico 220 kV, considerar que en este grafico el PNCP no estd indexado.
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Figura 4.3: CMg Polpaico 220 kV v/s PNCP v/s PE. Fuente: Elaboracién propia.

Esta situaciéon ha cambiado enormemente. Las horas con costo marginal cero han
aumentado considerablemente, por lo tanto, el cargo debido a la diferencia entre precio
estabilizado y costo marginal ha crecido tanto en costo, como se aprecia en los ultimos
meses de 2023 de la Figura como en ocurrencia como se puede ver en la Figura
para Polpaico 220 kV. En este grafico el PNCP esta indexado de acuerdo a la Resolucién
Exenta N°349 [18].
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Figura 4.4: CMg de Polpaico 220 kV v/s PNCP. Fuente: Elaboracién propia.

Es por los motivos mencionados hasta ahora que el aumento de los pagos laterales
en los dltimos anos ha tomado gran relevancia. Afectando principalmente a las energias
renovables. Incluso provocando la suspension temporal del mercado o directamente el
quiebre de algunas empresas renovables debido a su incapacidad para cumplir sus contratos
de suministro.
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Modelo y consideraciones para la
simulacion

5.1. Modelo representativo del SEN

El modelo a implementar para realizar las simulaciones es el utilizado por el Coordina-
dor en la Propuesta de Expansién de la Transmisién (PET) 2023 [2]. Este modelo considera
305 barras entre 66 y 500 kV del SEN, centrales generadoras, sistemas de almacenamiento
y lineas de transmisién, tanto existentes como proyectadas

La PET 2023, en su Apéndice I - Proyeccién de Demanda [19], establece proyecciones
de la demanda para escenarios de consumo medio y alto. Para las simulaciones se considera
una demanda bajo el escenario medio.
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Figura 5.1: Proyeccién de energia del SEN periodo 2022-2042.

También, en su Apéndice II - Plan de Obras de Generacién 2022 [20], se tienen pro-
yecciones de costos de combustibles, costos variables, perfiles ERV, series hidrolégicas,
plan de retiro de unidades a carbén y costos de desarrollo de tecnologias de generacién y
almacenamiento detallados en el Apéndice [C]

20
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5.2. Herramienta de simulacion

Para simular la operacién del Sistema Eléctrico Nacional se utiliza el software Flex-
Tran. Este es un proyecto FONDEF IDeA desarrollado de forma colaborativa por la Uni-
versidad Técnica Federico Santa Maria y la Universidad de Chile, respaldado por el Coor-
dinador Eléctrico Nacional. Flex-Tran es una herramienta especializada en la optimizacion
de la expansién del sistema de transmisién, atin asi, puede co-optimizar generacién y trans-
misién. El programa trabaja con extensas bases de datos que permiten modelar, configurar
y parametrizar el problema de optimizacién.

La funcién objetivo que busca resolver Flex-Tran es:

min Z Costos de Operacién + Costos de Inversién (5.1)

Los costos de operacién incluyen:

Costos fijos de operacién y mantencion.

Costos variables de las unidades.

Costos de partida y detencién de unidades.

Costos de demanda no abastecida.

Costos de penalizacién para afluentes y vertimientos no fisicos de los embalses.

Mientras que los costos de inversién corresponden a:

Costos de inversién en sistemas de almacenamiento de energia (ESS por sus siglas
en inglés).

Costos de inversion en proyectos de transmisién.

Costos de inversién en proyectos de generacion.

5.3. Metodologia de la simulacién

La metodologia seguida para desarrollar la simulacién de la operacion se visualiza en
el diagrama de flujo presentado en la Figura [5.2] En primer lugar se toma el modelo
representativo del sistema acorde a la Seccién y se verifica su estado y funcionamiento.
Luego se incorpora este modelo a Flex-Tran y se resuelve la expansion de la transmision
para el periodo 2024 - 2042. De esta forma se obtiene el plan de obras de transmisién que
se utilizara para simular la operacién del sistema.
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Figura 5.2: Diagrama de flujo de la metodologia. Fuente: Elaboracién propia.

Posteriormente, puesto que Flex-Tran utiliza dias representativos anuales para desa-
rrollar las simulaciones, es necesario un criterio para seleccionar dichos dias. Para esto
se simula el despacho econémico del ano 2024 completo y en base a estos resultados se
seleccionan los dias representativos, bajo distintos criterios, para las simulaciones de la
operacion para el periodo 2024 - 2035.

Los resultados obtenidos se deben escalar por el peso que se le asigne a cada dia para
capturar todas las horas del ano. Es decir, si se toma un dia representativo por ano,
este tendra peso 365 y sera equivalente a los 365 dias del ano. Por lo tanto, el criterio
para seleccionar los dias representativos es de gran relevancia, pues los resultados seran
altamente dependientes de éste.

5.4. Hidrologia

Para simular la operacién del sistema es necesario considerar una o mas hidrologias
para este ya que un porcentaje importante de la energia en Chile proviene de tecnologias
hidricas, en el caso del afio 2023 fue un 28,8 % como se observa en la Figura|5.3| construida
a partir de datos del Coordinador.

Flex-Tran cuenta con 58 hidrologias histéricas, desde 1960 hasta 2018. Este pardametro
tiene dos configuraciones (o estrategias), puede ser fija o cronolégica. El funcionamiento
de ambas estrategias se muestra en la Tabla

Tabla 5.1: Funcionamiento de las estrategias para la hidrologia.

Estrategia fija Estrategia cronolégica
Ano inicial: 2021 ‘ Ano hidrolégico inicial: 1998 | Ano inicial: 2021 ‘ Ano hidrolégico inicial: 1998
Simulacién 2021 — Hidrologia 1998 Simulacién 2021 — Hidrologia 1998
Simulacién 2022 — Hidrologia 1998 Simulacién 2022 — Hidrologia 1999
Simulaciéon 2023 — Hidrologia 1998 Simulaciéon 2023 — Hidrologia 2000
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Figura 5.3: Generacién de energia en 2023 por tecnologia. Fuente: Elaboracion propia.

El cambio climatico ha provocado una de las sequias més prolongadas en los tltimos
tiempos en Chile. De acuerdo al Reporte Anual de la Evolucién del Clima en Chile de 2022
[21], a la fecha de su publicacién, “se completaron 16 anos consecutivos con precipitaciones
bajo el promedio 1961-1990 desde 2007”. Ademés, la década 2011-2021 fue unas de las més
secas y calidas. De esta misma forma se espera que la sequia continte, transformandose
en el nuevo clima normal para la mayoria de las zonas del pais.

Por lo anterior y para plantearse un escenario desfavorable, se utiliza el ano hidrolégico
2011 con estrategia fija. Este afio, si bien no es de los mas secos de la historia, se encuentra
dentro de la udltima sequia. Por lo que se espera que este clima sea la tendencia en los
proximos anos.

5.5. Plan de descarbonizacion

Como ya se mencioné en el Capitulo [4] luego de un acuerdo entre el Ministerio de
Energia y las empresas propietarias de centrales a carbdn, se establecid el Plan de Retiro
y/o Reconversién de Unidades a Carbén. Para las simulaciones se proponen planes de
retiro a 2030 y a 2035 como se muestra en la Figura

Tabla 5.2: Afio de retiro de cada unidad a carbén.

. Capacidad | Plan Plan . Capacidad | Plan Plan
Unidad MW] | 22030 | a 2035 Unidad [MW] | a2030 | a 2035
Andina 149 2026 2026 IE Mejillones 331 2026 2026

Angamos 1 230 2026 2033 Mejillones 1 135 2025 2025
Angamos 2 234 2026 2033 Mejillones 2 141 2025 2025
Bocamina 1 107 2021 2020 | Nueva Tocopilla 1 121 2026 2026
Bocamina 2 272 2022 2022 | Nueva Tocopilla 2 118 2026 2026
Campiche 244 2029 2028 Nueva Ventanas 238 2029 2028
Cochrane 1 233 2027 2035 Santa Maria 311 2030 2035
Cochrane 2 233 2027 2035 Tarapaca 128 2020 2020
Guacolda 1 137 2028 2030 Tocopilla U12 69 2019 2019
Guacolda 2 131 2028 2030 Tocopilla U13 71 2019 2019
Guacolda 3 138 2028 2031 Tocopilla U14 122 2022 2022
Guacolda 4 141 2029 2031 Tocopilla Ul5 110 2022 2022
Guacolda 5 138 2029 2034 Ventanas 1 93 2021 2021

Hornitos 151 2026 2026 Ventanas 2 154 2022 2023
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Figura 5.4: Plan de descarbonizaién propuesto. Fuente: Elaboraciéon propia.

5.6.

Niveles de reservas para control de frecuencia

Para simular la operacién del sistema es necesario determinar los montos requeridos
para el control de frecuencia. En el presente informe se consideran solamente el Control
Primario y Secundario de Frecuencia, tanto por subfrecuencia como por sobrefrecuencia.
Para esto se toman como base los Estudios de Control de Frecuencia y Determinacién
de Reservas (ECFyDR) desarrollados por el Coordinador de acuerdo a lo establecido en
el Titulo 3-2 de la Norma Técnica de Servicios Complementarios (NTSSCC) [22]. En los
ECFyDR se presentan los resultados de los montos minimos de reserva requeridos para el
control de frecuencia para el afio siguiente. Es decir, los resultados del ECFyDR, de 2022
(Ao Estudio) se ocupan para la operacién del ano 2023 (Ano Uso).

5.6.1. Control Primario de Frecuencia (CPF)

De acuerdo al Informe de Servicios Complementarios de 2024 [23] el control primario
de frecuencia se define como las “acciones de control autométicas locales orientadas a
contener y corregir las desviaciones de frecuencia del sistema eléctrico”. Y considera las
subcategorias de CPF por Subfrecuencia (CPF+) y CPF por Sobrefrecuencia (CPF-). Asi
mismo, se distinguen dos componentes para CPF: una asociada a las variaciones aleatorias
de la demanda y de la generacién ERV, denominada Fluctuaciones Instantdneas, y otra
asociada a soportar contingencias, tanto de generacién (CPF+) como de consumo (CPF-).
La Tabla muestra los resultados para CPF de los ECFyDR Parte 1 desde 2018 a 2023
[24][25][26][27] [28][29], a su vez en la Figura [5.5se observan graficamente.

Tabla 5.3: Reservas minimas para CPF# en los ultimos 6 anos.

Control Primario de Frecuencia [MW]
Afio Estudio Fluctuacfiones Coyt}ingencia Total
Instantdneas | Generacién/Consumos
2018 +81 +280/ — 131 +361/ — 212
2019 +40 +287/ — 175 +327/ — 215
2020 +39 +325/ — 157 +364/ — 196
2021 +39 +301/ — 119 +340/ — 158
2022 +41 +288/ — 80 +329/ — 121
2023 +47 +285/ — 76 +332/ — 123
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Figura 5.5: Visualizacién grafica de las reservas histéricas de CPF+.

En estos resultados no se aprecia una tendencia lo suficientemente marcada para deter-
minar las reservas para el horizonte de estudio mediante extrapolacion lineal. Por lo que
se decide tomar como base el ECFyDR 2022 y 2023 Parte 1 [28] [29] para determinar los
montos minimos de reservas requeridos para la operacién futura. Se utilizan estos estudios
puesto que presentan un andlisis paramétrico de los resultados que permite, a grandes
rasgos, proyectarlos.

Estos estudios consisten en simulaciones dindmicas del SEN de distintos escenarios ante
desconexiones intempestivas de generacion y de consumos en DIgSiLENT PowerFactory.
Las Tablas y [D:2] muestran un resumen de cada escenario analizado.

La inercia del sistema representa la energia cinética almacenada en las masas rotantes
de los rotores y esta directamente relacionada con la tasa de caida de la frecuencia durante
los primeros instantes ante un desbalance entre la generacién y la demanda. Por lo tanto,
la inercia del SEN tiene un efecto sobre los requerimientos de CPF inicial para reducir la
variacion de la frecuencia. Mientras que la demanda tiene un efecto sobre los requerimientos
de CPF permanentes.

Por otra parte, considerando la menor inercia y demanda del SEN, se tiende a re-
presentar las condiciones més desfavorables en términos del control de frecuencia, y es
precisamente para estas condiciones que se calculan los requerimientos de reservas. En
ECFyDR 2022 Parte 1 se considera como condicién méas desfavorable una inercia total
alrededor de 33 GVAs con un nivel de Generaciéon Bruta Total del SEN (GXSEN)E de
aproximadamente 7800 MW, mientras que en ECFyDR 2023 Parte 1 se utiliza 30 GVAs
con un nivel de GXxSEN de 7500 MW.

5.6.1.a. Contingencias de generacién (CPF+)

La metodologia para determinar las reservas de CPF+ permanentes consiste en la
desconexién intempestiva de aproximadamente 400 MW de generacién con 3,4 GVAs de
inercia. Se busca una respuesta critica de la frecuencia del SEN habilitando los controla-
dores de carga/velocidad del minimo de unidades posibles sin alterar significativamente el
despacho. Esta respuesta debe cumplir los siguientes requisitos:

= 48900 Hz < Frecuencia Minima < 48,925 Hz

= 49,30 Hz < Frecuencia Permanente < 49,35 Hz

14Se utiliza este dato como aproximacién de la demanda.
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Posterior a la obtencién de resultados se calcula la reduccién de carga permanente (APp)
como se muestra en la Figura [30]. Donde APg es el aporte de CPF+ y APy, es la
potencia desconectada mas la variacién de las pérdidas producto de la contingencia.

APy
APG4—|<—APD—>
fU H
APy 1 _ APp 5
Af R Af

Figura 5.6: Efecto de la carga sensible a la frecuencia ante variaciones en la frecuencia del
sistema.

La variable R corresponde al estatismo, mientras que D es la constante de amortigua-
cién de la carga y se puede expresar en MW /Hz 0% /Hz. Asi, un valor de D = 2%/Hz,
significa que un cambio en la frecuencia de 1 Hz causa un cambio de 2% en la carga. Las
Tablas y [D-4) muestran un resumen de los resultados obtenidos en ambos estudios.
Donde la reduccion de carga se calcula como:

APp = GxSEN-Af - D (5.2)

Este resultado se grafica en funcién de GxSEN. La Figura muestra esta gréafica para
el ECFyDR Parte 1 2023. Cuya tendencia representa la reduccion de carga en funcién de
la demanda.
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Figura 5.7: Reduccién de carga para distintas condiciones de GxSEN.
Finalmente, el aporte de CPF+ permanente se obtiene como:

Aporte CPF+ = Potencia Desconectada — APp + APérdidas (5.3)

Es mediante las ecuaciones (5.2)) y (5.3)) que se establecen las proyecciones para el horizonte
de estudio del presente informe. Para esto, se tienen las siguientes consideraciones:
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. Para todo el horizonte de estudio la potencia desconectada sera de 400 MW.

. La constante de amortiguamiento (D) de los Anos Estudio 2022 y 2023 serd el
promedio aritmético de dicho pardmetro de las Tablas y respectivamente.

. A partir del Ano Estudio 2024, la constante de amortiguamiento serd el promedio
de 2022 y 2023, es decir, de los obtenidos en el punto anterior.

. Para la variacion de las pérdidas del Anio Estudio 2022 y 2023 se toma el promedio

de los resultados de las Tablas y

. A partir del Anio Estudio 2024 la variacion de las pérdidas corresponderd a un au-
mento del 5% del Ano Estudio anterior.

. GxSEN a partir del Afio Estudio 2024 corresponderd a la demanda minima de acuer-
do a las proyecciones de la PET 2023.

. A partir del Ano Estudio 2024 la frecuencia permanente serd igual al promedio de
los resultados de las Tablas y

Recordar que el Anio Estudio es cuando se desarrolla el calculo y el Afio Uso es cuan-
do se ocupa. Teniendo en cuenta las consideraciones anteriores, los resultados para los
requerimientos de CPF+ se muestran en la Tabla y se visualizan en la Figura [5.8

Tabla 5.4: Resultados para las proyecciones de CPF—+.

Ano Ano Acrzror;. Dif Pérdidas | GxSEN | Aporte CPF+ | Frecuencia Ciidzclgg;?n
Bstudio | Uso | o/ /ﬁz] [MW] [MW] | Perm [MW] | Perm [Hz] [%/IW}

2022 2023 2,32 -10.77 7800 288 - -
2023 2024 2,40 9,36 7500 285 - -
2024 2025 2,36 9,83 6960 298 49,321 111,537
2025 2026 2,36 10,32 7124 296 49,321 114,161
2026 2027 2,36 10,84 7262 294 49,321 116,363
2027 2028 2,36 11,38 7419 292 49,321 118,881
2028 2029 2,36 11,95 7584 291 49,321 120,956
2029 2030 2,36 12,54 7614 291 49,321 122,017
2030 2031 2,36 13,17 7708 290 49,321 123,520
2031 2032 2,36 13,83 7785 289 49,321 124,748
2032 2033 2,36 14,52 7931 287 49,321 127,089
2033 2034 2,36 15,25 8068 286 49,321 129,290
2034 2035 2,36 16,01 8199 285 49,321 131,383
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Figura 5.8: Requerimientos para CPF+. Fuente: Elaboracion propia.

En los anos 2021 y 2022 se aprecia un aumento importante de las reservas, esto se
puede deber a la entrada en vigencia del decreto de racionamiento hidrico y a efectos de la
pandemia. Las tendencias historicas y proyectadas son similares durante los primeros anos
del estudio. La disminucién anual de los requerimientos para CPF+ se debe al aumento
de GxSEN, es decir, la demanda minima.

5.6.1.b. Contingencias de consumo (CPF-)

La metodologia para determinar las reservas de CPF- es similar a la anterior, pero
en este caso la contingencia es la desconexion de 200 MW de consumo. Los resultados de
los ECFyDR Parte 1 2022 y 2023 no presentan la constante de amortiguamiento de la
carga, la variacién de pérdidas y la reduccién de carga permanente. Por lo tanto, se toma
como base el analisis paramétrico de 2023 para las proyecciones. La Tabla muestra
los resultados para los casos que se requirieron reservas en el ECFyDR Parte 1 2023. Con
estos resultados se pueden establecer los requerimientos de reservas de CPF- dependiendo
de las condiciones del SEN, especificamente del nivel de demanda del sistema. La Figura
.9 muestra el aporte de CPF- para las condiciones de la Tabla [D.5]

0
7500 8000 8500 9000 9500 10000 10500 11000 11500 12000 12500

-10

y =0,0119x - 164,84
R?=0,999

N
S

Aporte CPF- [MW]
1N G
o o

-60
Nivel Demanda (GXSEN)

Figura 5.9: Aporte CPF- para distintas condiciones de GXxSEN. Fuente: Elaboracién pro-
pia.
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La regresion lineal del grafico anterior permite obtener los requerimientos de reservas
en funcién del nivel de demanda. El resumen de los resultados se muestra en la Tabla
m De acuerdo a la ecuacion los resultados son negativos, pero a continuacién se
muestran positivos.

Aporte CPF- = 0,0119 - GXxSEN — 164,84 (5.4)

Tabla 5.5: Resultados para proyecciones de CPF-.

Ano Ano | GxSEN | Aporte CPF-
Estudio | Uso | [MW] | Perm [MW]
2022 2023 7800 80
2023 2024 7500 76
2024 2025 6960 82
2025 2026 7124 80
2026 2027 7262 78
2027 2028 7419 77
2028 2029 7548 75
2029 2030 7614 74
2030 2031 7708 73
2031 2032 7785 72
2032 2033 7931 70
2033 2034 8068 69
2034 2035 8199 67
CPF- Histdrico s CPF- Proyectado = = -Tendencia Proyectada
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Figura 5.10: Requerimientos para CPF-. Fuente: Elaboracién propia.

Puesto que la ecuacién (5.4) depende tinicamente del nivel de generacién bruta total
del SEN, a medida que este pardmetro aumente, los requerimientos de reservas de CPF-
seran menores.

5.6.1.c. Fluctuaciones Instantaneas

Las fluctuaciones instantaneas de la demanda ocurren a lo largo de todo el dia. Existen
fluctuaciones que poseen cierta periodicidad como plantas industriales y mineras. Por
otro lado, la conexién y desconexién de alimentadores y/o lineas de transmisién no son
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periddicas. También hay fluctuaciones producto de la variabilidad de unidades generadoras
solares y edlicas.

Para determinar las reservas ante fluctuaciones instantdneas se requiere un estudio
dindmico y probabilistico con un alto nivel de detalle que escapa de los alcance de este
trabajo. Por lo tanto, se tomard el promedio aritmético de las reservas para fluctuaciones
instantdneas presentados en la Tabla lo que corresponde a 48 MW, y se mantendra
constante para todo el horizonte de estudio, como se puede ver en la Figura[D.1] Este resul-
tado se sumard a los presentados en las Tablas[5.4]y [5.5] para asi obtener los requerimientos

de CPF totales, como se muestra a continuacion.

Tabla 5.6: Reservas de CPF+ para la simulacién de la operacién.

Control Primario de Frecuencia [MW]
Afio Uso Fluctuac,iones Cor'lt,ingencia Total
Instantaneas | Generacién/Consumos
2023 +48 +288/ — 80 +336/ — 128
2024 148 1285/ — 76 1333/ — 124
2025 +48 +298/ — 82 +346/ — 130
2026 +48 +296/ — 80 +344/ — 128
2027 +48 +294/ — 78 +342/ — 126
2028 143 1292/ — 77 1340/ — 125
2029 +48 +291/ — 75 +339/ — 123
2030 +48 +291/ — 74 +339/ — 122
2031 +48 +290/ — 73 +338/ — 121
2032 +48 +289/ — 72 +337/ — 120
2033 +48 +287/ — 70 +335/ — 118
2034 +48 +286/ — 69 +334/ — 117
2035 +48 +285/ — 67 +333/ — 115

5.6.2. Control Secundario de Frecuencia (CSF)

De acuerdo a lo establecido en el Titulo 3-47] de la NTSSCC, las reservas de CSF
y CTF se determinan de manera conjunta a través de métodos probabilisticos, con el
prop¢sito de compensar la variabilidad e incertidumbre de la demanda y la generacién
ERV. En el caso particular de las reservas secundarias, se determinan conforme a la mayor
variacion intrahoraria estadistica de la demanda neta. Estas reservas se activan por medio
de un control centralizado automatico o AGC, cuyo objetivo es anular el error de control

de drea (ACE).

El método probabilistico para determinar las reservas conjuntas corresponde a la con-
volucién de las funciones de distribucién de probabilidad de los factores de influencia. Se
entiende por factores de influencia como aquellos factores que generan desequilibrios que
impliquen los requerimientos de CSF (o CTF), estos factores deben incluir al menos: la
demanda y generacién ERV.

Como ya se mencioné, las reservas secundarias se determinan en base a la mayor
variacién intrahoraria de demanda neta. Para estos efectos se determina la diferencia

5Particularmente los articulos 3-21, 3-22, 3-23, 3-25, 3-27 y 3-29.
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entre la demanda neta programada y la observada en la operaciéon en tiempo real en
medias méviles de 5 minutos respecto a su media moévil cada 15 minutos. Por otro lado,
la reserva de CSF no puede ser menor al requerimiento de reserva que debe disponer el
AGC, la cual corresponde al producto entre el BIAS de frecuencia del SEN y la maxima
variacién de frecuencia permitida por la NTSyCS para una condiciéon de operacién normal.
Por ltimo, también se deben determinar las reservas secundarias para requerimientos de
tasas o rampas, tanto de subida como de bajada, producto de las variaciones de la demanda
neta.

Con el objetivo de representar el comportamiento de la variabilidad y la incertidumbre
de la demanda y de la generacién ERV, las reservas de CSF se deben determinar para
diferentes categorias, estas son: estacionalidad, tipo de dia (laboral o no laboral) y bloques
horarios.

Debido a que la determinacién de las reservas secundarias corresponde a un estudio
probabilistico de alta complejidad que escapa de los alcances de este trabajo, se hace un
andlisis de los resultados para CSF de lo ECFyDR Parte 1 desde 2021 a 2023 [27][28] [29]
en funcién de la demanda. Se toman estos anos debido a que es desde 2021 en que se
consideran 6 bloques horarios para el cdlculo de reservas secundarias. Ademds, solo se
consideran los dias laborales ya que corresponden a la mayor parte del ano.

En primer lugar se obtiene la demanda horaria maxima a partir de datos del Coor-
dinador presentada en la Figura para luego compararla con los resultados de las
reservas de CSF, y asi, visualizarlas como porcentaje de la demanda horaria maxima del
ano anterior. Estos resultados se encuentran en el Apéndice
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Figura 5.11: Demanda horaria méxima. Fuente: Elaboracién propia.

A partir de las Figuras[D.2] [D.3] [D.4] y [D.5] se observa que las mayores variaciones de
un ano a otro corresponden a las horas de entrada y salida de la generacién solar, es decir,
entre 7:00 - 9:00 y 16:00 - 19:00, dependiendo de la estacién del ano. Ademas, se aprecia
que para 2024 las reservas de CSF+ tienen peaks entre 2% - 2,5%, mientras que para
CSF- se alcanzan valores de cercanos al 3% de la demanda méxima.

Es por esto que se plantea mantener la tendencia del nivel de reservas de CSF de
2023 respecto a la demanda horaria maxima, considerando los peaks durante las horas de
entrada y salida de la generacion solar. De esta forma, los volimenes de reservas de CSF
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quedan determinados por la Tabla Los bloques horarios 4 y 5 son distintos para cada
estacionalidad. Para los afios 2023 y 2024 se plantea utilizar los resultados de los ECFyDR
Parte 1 de 2022 y 2023, respectivamente, que se muestran en las Tablas y Si bien
este modelo no considera directamente la capacidad de generacién ERV en su calculo, si
incorpora la variabilidad horaria.

Tabla 5.7: Niveles de reservas horarias de CSF.

Estacionalidad Estacionalidad
Otono-Invierno Primavera-Verano
Subida Bajada Subida Bajada

Bloque Hora MW MW Hora MW MW
Horario

1 22:00 - 01:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax | 22:00 - 01:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax

2 02:00 - 06:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax | 02:00 - 06:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax

3 07:00 - 09:59 | 0,02 Dmax | 0,03 Dmax | 07:00 - 09:59 | 0,02 Dmax | 0,03 Dmax

4 10:00 - 15:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax | 10:00 - 16:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax

5 16:00 - 19:59 | 0,03 Dmax | 0,02 Dmax | 17:00 - 19:59 | 0,03 Dmax | 0,02 Dmax

6 20:00 - 21:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax | 20:00 - 21:59 | 0,02 Dmax | 0,02 Dmax

5.7. Escenarios de simulacion
Tabla 5.8: Escenarios de simulacién.
Escenario Dias Criterio Dias Proyeccion Descarbonizacion
representativos seleccién mensuales BESS

1 24 Demanda neta maxima 2 Estandar 2035

2 24 Demanda neta minima 2 Estandar 2035

3 24 Demanda neta méxima 2 Alta 2035

4 24 Demanda neta minima 2 Alta 2035

5 12 Demanda neta maxima 1 Estandar 2030

6 12 Demanda neta minima 1 Estandar 2030

7 48 Aleatorios 4 Estandar 2035

La proyeccién de BESS estandar corresponde a la ya existente en el modelo, mientras
que para la proyeccion alta se aumenta artificialmente la capacidad y participacién de
almacenamiento, para ver sus efectos. El funcionamiento de los dias representativos y
su criterio de seleccién a partir del despacho econémico del 2024 (ver Seccién es el

siguiente:

» 12 dias representativos corresponden a un dia de cada mes, el de demanda neta
maxima o minima obtenido del despacho econémico del 2024. Este dia mensual
tendra un peso igual a la cantidad de dias de cada mes.

= 24 dias representativos corresponden a dos dias por mes, los dos dias de mayor o
menor demanda neta obtenidos del despacho econémico del 2024. Cada dia tendra
un peso igual a la mitad de la cantidad de dias de cada mes.

= Para la simulacién de 48 dias representativos se utilizan cuatro dias aleatorios por
mes. Cada dia tendra un peso igual a un cuarto de la cantidad de dias de cada mes.
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Modelos matematicos de los pagos
laterales

6.1. Conceptos a proyectar en el estudio

Flex-Tran no captura la activacién de recursos técnicos producto de Servicios Com-
plementarios, ya que estos se deben a fallas de ocurrencia aleatoria que no se pueden
incorporar en las simulaciones del sistema. Es por esto que a través de las simulaciones
de la operacién no es posible proyectar los pagos laterales asociados a SSCC correspon-
dientes a: Sobrecostos por SSCC, Costo de Oportunidad por SSCC y Costos Combustible
Adicional por SSCC.

Ademas, en la Figura [4.2] se tiene que la suma de los conceptos Costo de Oportuni-
dad por SSCC y Costos Combustible Adicional por SSCC no representan mas del 30 %
del conjunto total de pagos laterales, salvo algunos meses excepcionales en 2021. En par-
ticular para el tltimo ano estos alcanzan un méximo de 12,5% en junio. Mientras que
Compensacion por Precio Estabilizado, Sobrecostos por Energia y Sobrecostos por SSCC
corresponden en general a mds del 80 % del costo unitario.

Por lo anterior, los conceptos a proyectar en este trabajo son:
1. Sobrecostos por Energia

2. Compensacion por Precio Estabilizado

3. Sobrecostos por SSCC

Los dos primeros se obtienen como resultados de la operacién mientras que para el ultimo
se plantea un método alternativo descrito en la Seccién Por 1ltimo, la Formacion de
Reserva Hidrica es de ocurrencia excepcional bajo decreto del Ministerio de Energia, por
lo que se decide dejarla fuera del trabajo. Para mas informacién respecto a su valorizacion
y remuneracion ver el Apéndice

33
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6.2. Sobrecostos por Energia

Se deben a la operacién de unidades con costo variable mayor al costo marginal de la
barra de valorizacién de la unidad que no correspondan a la prestacién de SSCC. Donde
se identifican principalmente la operacion de unidades a minimo técnico y procesos de
partida y detencion.

Sobrecostos Energia,; = max{(CV;; — CMg;;),0} - Ej; (6.1)
Donde:

= Sobrecostos Energfa,;: Sobrecostos por energia en los que incurre la unidad i en la
hora j en USD.

= C'Vj;: Costo variable de la unidad i en la hora j expresado en USD/MWh.

» UMy;;: Costo marginal de la barra de valorizacién de la unidad 7 en la hora j
expresado en USD/MWh.

» Fj;;: Energia neta generada por la unidad ¢ en la hora j en las horas en que el costo
variable fue superior al costo marginal, expresada en MWh.

La hora j hace referencia al periodo que transcurre entre una hora y la siguiente. Por
ejemplo, la hora j = 1 corresponde al periodo entre 00:00 y 01:00.

6.3. Compensacion por Precio Estabilizado

Costo asociado a la diferencia entre la valorizacién de las inyecciones de PMG y PMGD
a precio estabilizado, y el costo marginal.

Precio Estabilizado;; = (PE;j; — CMg;j) - Eij (6.2)
Se distinguen dos casos:

1. Cuando el precio estabilizado es mayor o igual al costo marginal, lo que corresponde
a un cargo para todos los generadores que realicen retiros para dar suministro a
clientes a prorrata de dichos retiros.

2. Cuando el precio estabilizado es menor al costo marginal, lo que significa un abono
para todos los generadores con contratos a excepciéon del PMG/D que inyecta en
estas condiciones.

Donde:

= Precio Estabilizado;;: Compensacién del PMG/D i producto de la diferencia entre
el PE y el CMg de la barra de inyeccién de ¢ en la hora j, expresado en USD.

» PE;;: Precio estabilizado de la barra de inyeccién del PMG/D i en la hora j, expre-
sado en USD/MWHh.

» C'Mg;j: Costo marginal de la barra de inyeccién del PMG/D i en la hora j, expresado
en USD/MWh.
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= [;;: Energia neta generada por el PMG/D i en la hora j.

Se considera que todas las unidades con capacidad nominal menor o igual a 9 MW son
PMG/D. Como ya se mencioné en la Seccién casi la totalidad de los medios de gene-
racion de pequena escala estan acogidos al régimen con precio nudo de corto plazo. Por lo
tanto, para realizar la comparacién, en este estudio se toman los resultados de PNCP de la
Resolucién Exenta N°619 [31] y se mantienen constante durante todo el horizonte de estu-
dio. Estos resultados vienen expresados en CLP/kWh, para transformarlos a USD/MWh
se utiliza la siguiente relacién:

PNCP [CLP/kWh]
Tipo de cambio [CLP/USD]

PNCP [USD/MWh] = -10° (6.3)
Es importante mencionar que el modelo de la PET 2023 contiene una gran cantidad de
PMG/D que no estan conectadas a una barra con PNCP asignado, por ende, se homologan
a la barra con PNCP més cercana eléctricamente.

6.4. Sobrecostos por Servicios Complementarios

Los Sobrecostos por SSCC se deben a la operacién con costo variable mayor al costo
marginal producto de la prestacién de un servicio complementario materializado a través
de subastas o por instrucciéon directa del Coordinador, como por ejemplo el control de
frecuencia. Este concepto no hace referencia al nivel de reservas, sino a la activaciéon de
un recurso técnico por fuera del orden econémico. De forma que un alto sobrecosto no
necesariamente representa un gran nivel de despliegue{lﬂ de SSCC, sino a la operacién
prolongada de SSCC con costo variable superior al costo marginal de inyeccién.

Como ya se explico en la Seccion los Sobrecostos por SSCC no pueden ser proyec-
tados mediante la simulacién de la operacién, debido a esto se utilizan herramientas de
machine learning, especificamente statistical learning, para obtenerlos. Para entrenar los
modelos se toman como entrada los datos horarios del periodo 2021 - 2023 (BBDD 21-23)
que se enumeran a continuaciéon:

s Generaciéon Térmica s Generacion Edlica s Demanda ERNC
s Generaciéon Hidraulica » Generacion Geotérmica = Demanda Neta

= Generacién Solar = Generacién Total = Sobrecostos por SSCC

6.4.1. Metodologia

La estrategia que se utiliza consta de dos etapas: clasificaciéon y prediccién.

6.4.1.a. Modelo de clasificacién

La clasificacién busca identificar y clasificar aquellas horas donde el sobrecosto fue
cero o distinto de cero a través de una nueva variable llamada flag. Para la clasificacién se
proponen dos variantes, una de dos categorias y otra de tres categorias.

6En este contexto la palabra despliegue es sinénimo de activacién.
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Dos categorias:
SC=0 — flag=0
SC>0 — flag=1

Tres categorias:
SC=0 — flag=0
15>SC>0 — flag=1
SC>15 — flag=2

Donde SC es el sobrecosto en USD/MWh y es la variable a predecir.

Se evaliian tres modelos para la clasificaciéon: K-Nearest Neighbors (KNN), Naive Ba-
yes (NB) y Logistic Regression (LogReg), més informacién sobre cada modelo en [32]. Para
comparar los modelos se calculan las métricas de rendimiento: exactitud, precisién y sen-
sibilidad, en el Apéndice [F] se muestran los resultados de cada modelo y como se obtiene
cada medida.

Tabla 6.1: Rendimiento con dos categorias.

NB KNN Logistic Reg
Exactitud 0,744565 | 0,766304 | 0,743478
Precisién 0,814696 | 0,766585 | 0,742574
Sensibilidad | 0,590278 | 0,722222 | 0,694444

Tabla 6.2: Rendimiento con tres categorias.

NB KNN Logistic Reg
Exactitud 0,646414 | 0,710549 | 0,668354
Precisién 0,643585 | 0,710409 | 0,660868
Sensibilidad | 0,646414 | 0,710549 | 0,668354

De acuerdo a estos resultados, el modelo que con mejor rendimiento general es el K-
Nearest Neighbors, por lo tanto, se utiliza este. Al aplicarlo a la BBDD 21-23 se obtienen
los siguientes resultados:

Tabla 6.3: Resultados con dos categorias.

Modelo KNN
Flag=0 | Flag =1
Flag=0| 2035 350
Valor real 1 681 16208

Tabla 6.4: Resultados con tres categorias.

Modelo KNN
Flag=0 | Flag=1 | Flag = 2
Flag =0 1896 300 18
Valor real | Flag = 1 7513 11255 3795
Flag = 2 18 172 1307
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Estos resultados son separados de acuerdo a su flag predicha (o new flag) por el modelo.
Aquellos datos con new flag distinta de cero son utilizados para la siguiente etapa de la

metodologia. Los datos que se identifiquen con new flag = 0 se les asignara un Sobrecosto
por SSCC de 0.

6.4.1.b. Modelo de prediccién

El modelo que se utiliza para la prediccién de los sobrecostos es el K-Nearest Neighbors
Regression [32]. Se entrenan dos modelos, uno con los datos que tienen new flag = 1y

otro con los que tienen new flag = 2. Los errores obtenidos para cada modelo se muestran
en la Tabla

Tabla 6.5: FErrores de los modelos de prediccion.

Dos categorias Tres categorias
new flag =1 | new flag =1 | new flag = 2
Error absoluto medio 2,93 1,98 4,66
Error cuadratico medio 19,26 9,02 36,16
Raiz del error cuadratico medio 4,39 3,00 6,01

Estos errores, si bien son altos, son razonables de acuerdo a los alcances de este trabajo.

Al aplicar la metodologia descrita anteriormente a la totalidad de datos de la BBDD
21-23 y representar los resultados de forma mensual se obtiene el siguiente grafico.

M Modelo dos categorias W Modelo tres categorias Valores reales
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Figura 6.1: Comparacion de modelos y valores reales.

Aqui se observa que los resultados obtenidos son muy similares al considerar dos o tres
categorias para la clasificacion. Pero al comparar la raiz del error cuadratico medio de los
modelos con respecto a los valores reales, se obtiene 1,209 y 1,158 USD/MWh para dos
y tres categorias, respectivamente. Debido a esto y a su mejor capacidad para identificar

valores irregulares, se utiliza el modelo con tres categorias para proyectar los Sobrecostos
por SSCC.



Capitulo 6. Modelos matematicos de los pagos laterales 38

6.5. Formato de resultados

Para presentar los resultados de las proyecciones de pagos laterales, es fundamental que
estos estén estructurados de manera mensual, ya que es el periodo con que el Coordinador
realiza los balances de transferencias econémicas. Esto asegura una coherencia temporal
entre las proyecciones y los datos vistos en la Seccién

Ademds, para facilitar la comparacién y comprension, los resultados se presentan en
valor unitario, es decir, en USD/MWh. Esto permite evaluar los costos a nivel sistémico y
de manera uniforme. El cdlculo del valor unitario se realiza dividiendo los pagos laterales
totales de un mes por la energia generada en dicho mes. Este proceso asume que toda la
energia generada estd contratada.



Capitulo 7

Resultados y analisis

En este capitulo se presentan, analizan y discuten los resultados obtenidos mas deter-
minantes de acuerdo a los escenarios descritos en la Tabla [5.8] El resto de resultados se
encuentran en el Apéndice [G]

7.1. Costos variables de unidades térmicas

La proyeccién de los costos variables de las unidades térmicas es la misma para todos
los escenarios de simulaciones, ya que depende de factores establecidos por el modelo de
la PET 2023 (ver Seccién [5.1)). El costo variable se calcula mediante la ecuacién ([7.1).

CV = Fuel Price - Price Evolution Factor - Heat Rate - O&M Variable Costs (7.1)
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Figura 7.1: Proyeccién de costos variables para centrales a carbdn.
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Las Figuras vy [7-2] muestran, respectivamente, las proyeccién de los costos variables
de algunas centrales a carbéon y GNL para no dificultar las visualizacién. Por el mismo
motivo, y debido a la gran cantidad de unidades diésel, la Figura[7.3| presenta la evolucién
de los valores maximos, medios y minimos de los costos variables para las centrales a diésel.

7.2. Sensibilidad de los dias representativos

En esta seccidon se muestran y comparan los resultados obtenidos para los escenarios 1
v 2, los cuales difieren tinicamente en sus criterios de seleccién de los dias representativos.

Recordar que para el escenario 1 se ocupan los dias de demanda neta méaxima de
acuerdo con la simulacién de la operacion de 2024. Mientras que el escenario 2 es el caso

contrario, es decir, los dias de demanda neta minima.
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W Precio Estabilizado ~ m Sobrecostos Energia Sobrecostos SSCC
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(b) Escenario 2.

Figura 7.4: Proyeccién de pagos laterales para el escenario 1 y 2.

En primer lugar, el escenario 1, al considerar los dias de demanda neta maxima, proyec-
ta costos marginales elevados, como se ilustra en la Figura especialmente durante los
primeros anos de la simulacion. Por consiguiente, la ocurrencia de unidades operando por
fuera del orden econémico estd mas limitada, lo que resulta en menores Sobrecostos por
Energia. A partir de 2030, durante los meses de invierno, se aprecia un incremento de este
concepto debido al aumento de la participacion de energias renovables variables, asi como
el retiro progresivo de las centrales a carbén, tecnologia que se reemplaza principalmente

por gas (ver Figura|G.2]).

Por otro lado, el escenario 2 exhibe costos marginales notablemente mas bajos que
el caso anterior, derivado de los dias representativos, especialmente en el bloque diurno
(Figura. Esto conlleva a que de ocurrir la operacion con costo variable mayor al costo
marginal, la diferencia entre ambos valores sea alta, resultando en mayores Sobrecostos
por Energia. En 2026 se registra una disminucién de aproximadamente 3 USD/MWh
en comparacién al ano anterior, debido a una reduccién en la participacién del carbdn,
sustituido por unidades de GNL, las cuales poseen un menor costo variable. El mismo
razonamiento anterior explica los bajos Sobrecostos por Energia para el ano 2035, con un
promedio de 2,3 USD/MWh, donde producto del plan de descarbonizacidn, la participacién
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del carbén es nula, siendo estas las unidades que en general mas incurren en sobrecostos
para el sistema debido a la operaciéon por minimo técnico.

En segundo lugar, los PMG/D, al ser auto despachados y como se estableci6 en la
Seccién [6.3] el precio estabilizado con el cual se comparan sus inyecciones es constante.
Por lo tanto, la Compensacién por Precio Estabilizado se ve principalmente afectada por el
comportamiento del costo marginal. De esta manera, y recordando la ecuacién , si el
costo marginal es alto, la compensacién es baja y viceversa. Es mas, si el CMg es superior
al PNCP, la compensacion se transforma en un abono. Este fenémeno es particularmente
evidente al observar la Figura [7.4a] donde en marzo de 2024 donde la totalidad de la
compensacién fue negativa. Las Figuras y muestran que la compensacién es
siempre mayor en los meses de primavera-verano debido a su bajo costo marginal. Por
otro lado, si bien en el escenario 1 la maxima compensacién anual es mayor que en el
escenario 2, en este ultimo la diferencia entre estaciones es menos significativa debido a
la alta participacién constante de PMG/D, producto del criterio de seleccién de los dias
representativos.

En ambos escenarios el conjunto de pagos laterales capturable mediante las simulacio-
nes se encuentran entre los 7y 17 USD/MWh, con algunas excepciones en el escenario 1.
Estos valores son aceptables, en particular para los primeros anos de simulacién. Como se
muestra en la Figura donde se comparan los resultados obtenidos para el escenario 1
con los datos del Capitulo [d La certeza de los resultados disminuye con el tiempo debido
a la naturaleza inherente del proceso de simulacién de la operacion.

M Sobrecostos Energia Reales Sobrecostos Energia Proyectados
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(a) Comparacién Sobrecostos por Energia.
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(b) Comparacién Compensacién por Precio Estabilizado.

Figura 7.5: Comparacion de resultados del escenario 1 con datos reales.

Por ultimo, al comparar los Sobrecostos por SSCC de ambos escenarios es notorio
como estos son mayores para el escenario 2, donde promedian 6,4 USD/MWh, mientras
que para el escenario 1 el promedio es de 4,6 USD/MWh. Por lo tanto, es altamente
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notable el efecto del criterio de seleccién de los dias representativos. Los dos escenarios
presentan una tendencia al alza, esto se debe principalmente al crecimiento de la demanda
y la participacién de energias renovables variables. El maximo valor real que se tiene es
de 9,8 USD/MWHW, para enero de 2023 como se observa en la Figura mientras que los
obtenidos llegan a 6,9 y 8,4 USD/MWHh para los escenarios 1 y 2 respectivamente. A pesar
de lo anterior, es importante recalcar que esta proyeccion no es resultado de la operacién
en si misma, sino una estimacion estadistica la cual tiene cierto grado de error ya discutido
en la Seccién [6.41

Sobrecostos SSCC Reales Sobrecostos SSCC Proyectados
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Figura 7.6: Comparacion Sobrecostos por SSCC del escenario 2 con datos reales.
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7.3. Sensibilidad de la proyeccion de almacenamiento

En esta secciéon se comparan los escenarios 1 y 2, vistos anteriormente, con los esce-
narios 3 y 4, respectivamente, con el fin de analizar el efecto de una mayor participacién
de sistemas de almacenamiento de energia basados en baterias (BESS por sus siglas en
inglés) en las proyecciones de pagos laterales obtenidas. Para esto se altera artificialmente
la proyeccién de baterfas en los escenarios 3 y 4, las Figuras y muestran la
generacién anual por tecnologia para estos escenarios, respectivamente.
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(b) Escenario 4.

Figura 7.7: Proyeccién de pagos laterales para el escenario 3 y 4.

Al comparar las proyecciones para Sobrecostos por Energia y Compensacion por Precio
Estabilizado de la Figura[7.7] con las de la seccién anterior, que consideran una proyeccién
de almacenamiento estandar, no es posible identificar visualmente algin cambio ya que
la diferencia es minima o nula para algunos meses. La suma de ambos conceptos es en
promedio 0,14 % y 0,25 % mayor cuando se considera una proyeccion de almacenamiento
alta. Esto se debe en gran medida a que las proyecciones de costos marginales son practi-

camente iguales, como se puede ver en las Figuras y para los escenarios 1 y
3.



Capitulo 7. Resultados y anilisis 45

Al ser imperceptible la variacién entre escenarios, se estima que los resultados no son
concluyentes respecto al efecto de la mayor participacién de sistemas de almacenamiento
de energia en los Sobrecostos por Energia y Compensacién por Precio Estabilizado.

En el caso de los Sobrecostos por SSCC, el cambio debido a la proyecciéon de alma-
cenamiento es notable. La Figura muestra la resta de los resultados entre los pares
de escenarios 1 - 3 y 2 - 4. Esta diferencia es generalmente negativa, lo que indica que
una mayor participacién de sistemas de almacenamiento incrementa los Sobrecostos por
SSCC. A partir de 2026, cuando varios BESS comienzan a operar en los escenarios 3 y 4,
la diferencia aumenta considerablemente. Este incremento en los sobrecostos se debe a que
las baterias elevan la demanda ERNC, un parametro considerado en el modelo estadistico
que estima estos valores.

——Diferencia Escenarios 1y 3 Diferencia Escenarios 2y 4

Figura 7.8: Sensibilidad de Sobrecostos por SSCC a la proyeccién de BESS.
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7.4. Sensibilidad del plan de descarbonizacién

En esta seccién se presentan los resultados obtenidos para los escenarios 5 y 6, que
consideran un plan de descarbonizacion acelerado a 2030 de acuerdo a lo presentado en la
Figura y se comparan con los escenarios 1 y 2, respectivamente.
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(b) Escenario 6.

Figura 7.9: Proyeccién de pagos laterales para el escenario 5 y 6.

El plan de descarbonizacién tiene un efecto considerable en los Sobrecostos por Energia,
especialmente en el periodo 2026 - 2030, como es posible apreciar en las Figuras [7.10] y
que muestran los Sobrecostos por Energia para los pares de escenarios 1 - 5y 2 - 6,
respectivamente. Ya que a medida que el carbén es retirado, este va siendo reemplazado en
gran parte por GNL, el cual tiene un mayor costo variable. Por lo mismo, la proyeccién de
CMg también es mayor. Por ende, los costos incurridos debido a la operacién por fuera del
orden econdémico es menor. Para este periodo, los Sobrecostos por Energia de los escenarios
1y 2 son en promedio 4 USD/MWh y 3,8 USD/MWh, respectivamente, mientras que para
los escenarios 5 y 6 son 2,1 USD/MWh y 1,9 USD/MWh.

A partir de 2031 los Sobrecostos por Energia presentan una tendencia al alza. Esto
se debe a que los costos marginales son cada vez méas bajos y a la mayor participaciéon
de centrales diésel, que poseen un costo variable muy elevado. Por lo tanto, aumenta el
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nivel de ocurrencia de operacién por fuera del orden econdémico y la diferencia entre costo
variable y costo marginal crece. De esta manera los sobrecostos son mayores, alcanzando
altos valores para el 2035, con un maximo cercano a 12 USD/MWHh, en el caso de los
escenarios que consideran los dias de maxima demanda, como muestra la Figura [7.10} El
fenémeno es més notorio en los escenarios 1 y 5 debido a la gran participacién térmica
que tienen en comparacion con los escenarios 2 y 6.

—Escenario 1: Descarbonizacién a 2035 —Escenario 5: Descarbonizacién a 2030
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Figura 7.10: Sobrecostos por Energia de los escenarios 1 y 5.

——Escenario 2: Descarbonizacion a 2035 ———Escenario 6: Descarbonizacion a 2030
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Figura 7.11: Sobrecostos por Energia de los escenarios 2 y 6.

Si bien la proyeccién de costos marginales es més alta en escenarios de descarboniza-
cién acelerada (a 2030), también permite una mayor participaciéon de ERV, incluidos los
PMG/D. De esta manera, aunque la compensacién por la diferencia entre PNCP y CMg
es menor, su ocurrencia es mayor. Por lo tanto, la Compensacién por Precio Estabilizado
presenta una variacién muy pequeiia al comparar una descarbonizacién a 2030 con una a
2035, siendo levemente mayor en el tultimo caso.

La Figura muestra la diferencia entre los resultados obtenidos de Sobrecostos por
SSCC para los pares de escenarios 1 - 5y 2 - 6. En el caso de los escenarios con dias
de demanda neta méxima (1 y 5), se observa que esta diferencia es mayormente positiva,
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con un maximo de 2,4 USD/MWh. Esto indica que, en este caso, una descarbonizacién
acelerada disminuye los Sobrecostos por SSCC. Por el contrario, al analizar los escenarios
con dias de demanda neta minima (2 y 6), se aprecia el fenémeno opuesto, es decir, que
un plan de descarbonizacion a 2030 incrementa los costos por este concepto. Esto se puede
interpretar como que una descarbonizacion acelerada, sumada a una alta penetracion de
energias renovables, conlleva un aumento de los Sobrecostos por SSCC.
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——Diferencia Escenarios 1y 5 - Diferencia Escenarios 2y 6

Figura 7.12: Sensibilidad de Sobrecostos por SSCC al plan de descarbonizacién.

7.5. Escenario 7

El escenario 7 corresponde a la simulacién con la mayor cantidad de dias representa-
tivos considerados, sumando un total de 48 dias. Ademads, posee una proyeccién de alma-
cenamiento estdndar y un plan de descarbonizacién para 2035. Al incorporar una mayor
cantidad de dias representativos, este escenario podria considerarse el méas representativo
de los propuestos en la Seccién
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Figura 7.13: Proyecciones de pagos laterales para el escenario 7.

Al considerar cuatro dias aleatorios para cada mes, los resultados son menos extremos.
Como se puede ver en la Figura [7.13] el mdximo no supera los 20,8 USD/MWh, siendo
este el menor valor maximo de todos los escenarios simulados. Por ello, los Sobrecostos
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por Energia del escenario 7 tienen un valor intermedio entre los escenarios 1 y 2, pero con
un comportamiento mas cercano al primero.

Por otro lado, la proyeccion de costos marginales para este escenario se encuentra entre
los escenarios 1 y 2. En particular, el bloque nocturno (20:00 - 7:59) se asemeja mas al
escenario 1. Mientras que, para el bloque diurno (8:00 - 19:59), se proyectan valores altos
hasta 2028, sin embargo, a partir de 2029, disminuyen, pareciéndose mas al escenario 2,
como se observa en la Figura[G.41] Debido a esta proyeccién de costos marginales con una
tendencia a la baja, la Compensacion por Precio Estabilizado muestra una tendencia al
alza, en una proporcion similar al escenario 1.
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(c) Comparacién Sobrecostos por SSCC.

Figura 7.14: Comparacién de resultados del escenario 7 con datos reales.

Un fenémeno similar ocurre con los sobrecostos por SSCC, que se ubican entre los
escenarios 1 y 2 con una tendencia al alza, ya que estos representan operaciones extre-
mas del sistema. Sin embargo, el escenario 7, al considerar una mayor cantidad de dias
representativos, puede reflejar una operacién mas cercana a la normalidad. De este modo,
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simular més dias conlleva a resultados més proximos a la operacion real del sistema, como
se puede ver en la Figura [7.14

7.6. Costo nivelado de almacenamiento

Con el fin de evaluar el impacto de la proyeccién de pagos laterales obtenida en la Sec-
cién se determina el costo nivelado de almacenamiento (LCOS por sus siglas en inglés).
El LCOS permite valorar la viabilidad econémica de un proyecto de almacenamiento de
energia, y puede ser descrito como el costo total de inversién, operacién y mantenimiento
para toda su vida 1util dividido por su energia inyectada. De manera que se puede inter-
pretar como el precio al que debe ser vendida la energia para que el valor presente de la
inversién sea cerd]

La ecuacién (7.2) muestra el método de calculo del LCOS de acuerdo a [33]. Donde
N es la vida 1til del proyecto en afios y r es la tasa de descuento. Ademads, se asume que
todos los costos de inversion son incurridos en el primer ano.

N Costos O&M N COS'EOS carga Costo fin de vida 1til
QN | 7 Comcum | Gonap
(7.2)

ZN Energia
n ()"

Costo inversion + >
LCOS =

Para este estudio se determina el LCOS de un sistema de almacenamiento de energia
basado en baterias incluyendo los pagos laterales a través de la ecuacién La Tabla
muestra los supuestos técnicos para el proyecto evaluado.

N Costos O&M + ZN Pagos laterales
(1) (I4r)n 73
zN Energia ( ' )
n (1+r)?

Costo inversién + >
LCOS =

Tabla 7.1: Datos supuestos del proyecto.

Capacidad nominal MW | 100
Duracién Horas | 4

Energia utilizable MWh | 400
Ciclo a 90 % DoD /Dia # 1

Dias de operacién/Ano # 350

Degradacién anual % 2,6
Eficiencia % 91

Vida 1til del proyecto | Afnos | 20

Los costos de carga son nulos ya que se considera que la bateria hace retiros para
almacenamiento durante las horas con costo marginal cero. Debido a que las proyecciones
de pagos laterales son hasta 2035, se elimina la componente de costo por el fin de la vida
util del proyecto en la ecuacion , puesto que solo se analizan 12 anos de operacion.
Por otro lado, para los costos de inversion y O&M se contemplan tres escenarios: baja,

'"Es anélogo al costo nivelado de energia (LCOE).
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media y alta@, de acuerdo a datos de [34] y [35]. Por tultimo, se considera una tasa de
descuento anual (r) de 7%.

» Costos de inversiéon (MM USD/MW): 1,090 (baja) - 1,293 (media) - 1,426 (alta)

s Costos de O&M (USD/MW): 27.250 (baja) - 32.325 (media) - 35.650 (alta)

Los costos de inversién y O&M estéan en unidades de dinero por MW de almacenamien-
to. A partir de estos datos, y asumiendo que toda la energia estda contratada, se obtienen
los siguientes costos nivelados de almacenamiento:

Tabla 7.2: LCOS con y sin pagos laterales.

Con pagos laterales | Sin pagos laterales | Diferencia
Baja 177,66 162,65 8,45 %
LCOS (USD/MWh) | Media 207,95 192,94 7,22%
Alta 227,80 212,78 6,59 %

Los resultados muestran que el costo nivelado de almacenamiento con pagos laterales
es siempre mayor que sin ellos, llegando a representar un impacto del 8,45 %, el cual
disminuye a medida que la inversién aumenta. Esto indica que los pagos laterales son
un componente significativo del LCOS, especialmente para proyectos de baja inversion.
Por lo tanto, los pagos laterales no deben ser ignorados en la evaluaciéon del LCOS, ya
que representan un costo significativo que puede influir en la viabilidad econémica de los
proyectos de almacenamiento de energia.

Al comparar con datos de Lazard’s LCOE+ 2023 [36], los resultados de la Tabla
tanto con como sin pagos laterales, se encuentran dentro del intervalo establecido en di-
cho estudio para un proyecto de caracteristicas similares. Esto sugiere que los resultados
obtenidos son consistentes con otras evaluaciones reconocidas en la industria.

Finalmente, algunos mecanismos para mitigar este alto precio de la energia incluyen
la participacién en los mercados de potencia y Servicios Complementarios. Estos pueden
ayudar a reducir el impacto de los pagos laterales y mejorar la viabilidad econdémica del
almacenamiento de energia.

18Cada escenario hace referencia a una inversién baja, media o alta.
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Conclusiones

El analisis de los costos sistémicos en el Sistema Eléctrico Nacional durante los ltimos
anios muestra que distintos cambios normativos y factores internacionales, en particular
el alza del precio de combustibles fésiles, han contribuido de manera significativa a su
aumento, llegando a duplicar o triplicar su valor unitario en un intervalo de dos anos.
De manera que los pagos laterales se han posicionado como un costo relevante para las
empresas generadoras con contratos de suministro, ya que se remuneran en proporcion a
sus retiros fisicos para abastecer a sus clientes finales.

Por otro lado, la regulacién relacionada con los Sistemas de Almacenamiento de Energia
resulta ambigua en cuanto a si estos estan sujetos a pagos laterales cuando realizan retiros
para el proceso de almacenamiento de energia (modo retiro). Esta falta de claridad en el
reglamento da pie a futuras modificaciones en las que podria incluirse de manera explicita
la obligacién o liberacién del pago. La inclusion de una normativa maés especifica y detalla-
da permitiria a los SAE planificar sus operaciones con mayor certeza y seguridad juridica.
Esto no solo beneficiaria a los SAE actualmente en operacion, sino que también podria
incentivar la inversiéon en almacenamiento, fomentando un mayor desarrollo y eficiencia en
el Sistema Eléctrico Nacional.

Para simular la operacion del Sistema Eléctrico Nacional se utiliza el modelo de la
Propuesta de Expansién de la Transmisién 2023 [2] desarrollado por el Coordinador. Por
otro lado, para proyectar los niveles de reservas requeridos para la operacién se elaboran
modelos para Control Primario de Frecuencia y Control Secundario de Frecuencia. En
el caso del CPF se basa en los Estudios de Control de Frecuencia y Determinacién de
Reservas del Coordinador, mientras que el CSF se obtiene en funcién de la demanda
maxima horaria.

Se desarrollaron modelos matemaéaticos que permiten obtener los pagos laterales cap-
turables mediante las simulaciones de la operacién, especificamente los Sobrecostos por
Energia y la Compensacién por Precio Estabilizado. Es importante destacar que una gran
cantidad de PMG/D del modelo no estéan conectadas a una barra con un PNCP asignado,
por lo tanto, se homologan a su barra con PNCP mas cercana eléctricamente.

Por otro lado, los conceptos asociados a Servicios Complementarios no son capturables
ya que requieren de la activacién de alguno de estos servicios. El andlisis de los costos
sistémicos revela que los Sobrecostos por SSCC representan una porcién considerable de los
pagos laterales, haciendo necesaria su proyeccion. Para ello, se aplican técnicas de statistical
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learning basadas en distintos pardametros operacionales del sistema. Este modelo demostré
un buen desempeno, especialmente al simular escenarios de operacién no extrema, a pesar
del error asociado debido a su naturaleza estadistica.

Los resultados obtenidos, en particular para los Sobrecostos por Energia y la Com-
pensacién por Precio Estabilizado, son aceptables segin las condiciones de simulacion y
las capacidades de Flex-Tran. Sin embargo, es importante mencionar que a medida que
transcurren los anos de simulacién, los resultados pueden perder validez debido a posibles
cambios en las condiciones del Sistema Eléctrico Nacional, tales como la evolucion del
parque generador, la demanda y la normativa vigente, entre otros.

En particular se analizan las sensibilidades de los resultados debido al criterio de se-
leccion de los dias representativos, proyecciones de almacenamiento y planes de descarbo-
nizacion.

= Sensibilidad a los dias representativos:

Los resultados muestran que la simulacién es altamente dependiente de estos dias.
Este efecto es claramente visible en los resultados obtenidos en los escenarios 1, 2 y
7, donde distintos fenémenos del sistema pueden ser representados segtin como se eli-
jan los dias. Para obtener resultados que se asemejen lo més posible a la realidad, es
crucial considerar la mayor cantidad de dias que permitan las condiciones del hard-
ware. Es decir, mientras mayor sea la cantidad de dias representativos, menor sera
la influencia del criterio de seleccién de estos dias, logrando asi una representacion
mas precisa y normal de la operacion del sistema, como se observa en el escenario 7.

= Sensibilidad a la proyeccién de almacenamiento:

Los resultados obtenidos para distintas proyecciones de almacenamiento indican que
los conceptos capturables a través de la simulacién de la operacién no se ven afecta-
dos significativamente por la participacién de sistemas de almacenamiento, ya que
las proyecciones de costo marginal presentan un cambio minimo o nulo. Esto con-
firma que Flex-Tran no incorpora los sistemas de almacenamiento de energia en la
optimizacion de la operacién, y que las baterias simplemente inyectan su energia
almacenada al sistema, teniendo un impacto infimo en la operacién. Por lo tanto,
no es posible concluir con certeza el efecto de la participacién de baterias en los
Sobrecostos por Energia y la Compensacién por Precio Estabilizado.

Sin embargo, una mayor participacion de almacenamiento provoca un aumento en los
Sobrecostos por SSCC, vistos en los escenarios 3 y 4, ya que las baterfas incrementan
la demanda ERNC. En base a esto y considerando la naturaleza del modelo propuesto
para los Sobrecostos por SSCC, se puede concluir que una mayor participacién de
ERNC incrementa los sobrecostos asociados a este concepto.

= Sensibilidad al plan de descarbonizacién:

Se consideraron dos planes de descarbonizacién: uno acelerado a 2030 y otro regular
a 2035. Los resultados muestran un impacto significativo en los Sobrecostos por
Energia, siendo estos inicialmente menores para el plan acelerado debido a los altos
costos marginales asociados con el reemplazo del carbén por tecnologias con mayores
costos variables. Sin embargo, una vez retirado todo el carbon del sistema en 2030,
en los escenarios 5 y 6, las proyecciones de Sobrecostos por Energia aumentan y
se estabilizan en 2035, alcanzando niveles similares a los de los escenarios 1 y 2,



Capitulo 8. Conclusiones 54

que contemplan una descarbonizacién para 2035. Esto confirma que, a largo plazo,
los Sobrecostos por Energia no se ven significativamente afectados por el plan de
descarbonizacion, mientras que el impacto es considerable durante el proceso de
transiciéon hacia una matriz energética mas limpia.

Por su parte, la Compensacién por Precio Estabilizado se ve minimamente afectada
por una descarbonizacién acelerada, debido a que los altos costos marginales se
contrarrestan con una mayor participacién ERV.

El impacto de un plan de descarbonizacién acelerado en los Sobrecostos por SSCC
varia segun los dias de demanda neta considerados. En los escenarios con demanda
neta maxima (1 y 5), una descarbonizacién a 2030 tiende a reducir los costos aso-
ciados a este concepto. Por el contrario, en los escenarios con demanda neta minima
(2 y 6), el efecto es opuesto, con un aumento en los Sobrecostos por SSCC. Esto
consolida la idea de que un incremento en los Sobrecostos por SSCC esta asociado
a una mayor participaciéon de energias renovables.

Para evaluar el impacto de los pagos laterales en el negocio de un sistema de alma-
cenamiento, se calculd el costo nivelado de almacenamiento (LCOS) para un proyecto
standalone, obteniéndose un LCOS € [177,66 — 227,80] USD/MWh, donde hasta un
8,45 % corresponde a costos por pagos laterales. Estos resultados subrayan la importancia
de considerar los pagos laterales en la evaluacion econdémica de proyectos de almacena-
miento de energia, especialmente para aquellos con menores niveles de inversién. Ademas,
esto destaca la necesidad de proyectar los pagos laterales para incluirlos en la evaluacion
del LCOS y poder estudiar detalladamente la viabilidad econémica de los proyectos de
almacenamiento.

Para garantizar la vigencia de los resultados obtenidos, se recomienda la realizacién
periddica de este estudio o similares empleando software especializado en la optimizacién
de la operacién de un sistema eléctrico. Este tipo de herramientas ofrece una mayor gra-
nularidad en las salidas, lo que permite una comprensién mas detallada y precisa de los
procesos analizados.

En este trabajo, las proyecciones de Compensacion por Precio Estabilizado se calculan
como la diferencia entre el precio nudo de corto plazo y el costo marginal, manteniendo
constante el PNCP para todo el horizonte de estudio. Sin embargo, la Comisién Nacional
de Energia calcula el PNCP de forma semestral, lo que implica que la variabilidad de este
precio no se refleja adecuadamente en las proyecciones. Por lo tanto, se sugiere que en
trabajos futuros se proyecte de forma paralela el PNCP para capturar mejor su evolucién
y obtener asi una proyeccion de la Compensacién por Precio Estabilizado con mayor
precision.

Ademéds, se sugiere llevar a cabo un andlisis estadistico del nivel y ocurrencia (cuénto
y cuando) del despliegue de servicios complementarios por fuera del orden econémico.
Este enfoque permitiria una mejor comprensién de los factores que influyen en el compor-
tamiento de los costos asociados a este modo de operacion. En base a los resultados de
este andlisis, y aplicando técnicas de statistical learning similares a las de este trabajo, se
propone la elaboracién de un modelo estadistico para la prediccién de los Sobrecostos por
SSCC, conectado de manera mas precisa a la operacién del sistema. Esto proporcionaria
una herramienta de gran valor al permitir una evaluacién mas exacta de estos costos.
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Servicios Complementarios

La Tabla muestra las categorias, subcategorias y mecanismos de provisién de los
SSCC de acuerdo a [23].

Tabla A.1: Resumen de SSCC

SSCC Categoria SSCC Subcategoria SSCC Mecanismo
Control Primario de .
. . . Instruccién
Control Primario Frecuencia por Directa
de Frecuencia (CPF) Subfrecuencia (CPF+)
Control de Control Primario de
Frecuencia Frecuencia por Subasta,
Sobrefrecuencia (CPF-)
Control Secundario de
Control Secundario Frecuencia por Subasta
de Frecuencia (CSF) Subfrecuencia (CSF+)
Control Secundario de
Frecuencia por Subasta
Sobrefrecuencia (CSF-)
Control Terciario de
Control Terciario Frecuencia por Subasta,
de Frecuencia (CTF) Subfrecuencia (CTF+)
Control Terciario de
Frecuencia por Subasta
Sobrefrecuencia (CTF-)
Control Instruccién
- Control de Tensién (CT) Control de Tensién (CT) Directa
de Tensién C ey
y Licitacién
EDAC (EDAC por
Desconexion Subfrecuencia, EDAC Instruccién
de Carga por Subtensién, EDAC Directa
Control de por Contingencia Especifica)
Contingencias Desconexién Manual Instricciéon
de Carga Directa
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EDAG o ERAG (EDAG
Desconexién o ERAG por Sobrefrecuencia | Instruccién
de Generacién y EDAG o ERAG por Directa
Contingencia Especifica)
Plan de Defensa contra Instruceisn
Plan de Defensa contra Contingencias Directa
Contingencias (PDC) Extremas (PDCE)
Plan de Defensa contra .
. . Instruccién
Contingencias Directa
Criticas (PDCC)
Partida Auténoma Partida Auténoma Instruccién
Plan de :
Recuperacion - .(PA) — - .(PA) — Dlrec@,
de Servicio Aislamiento Répido Aislamiento Répido Instruccién
(AR) (AR) Directa
Elementos de Vinculacién Elementos de Vinculacién Instruccién
(EV) (EV) Directa

La valorizacién y remuneracién de los SSCC dependera del mecanismo por el cual se
concretara la prestacién y/o instalacién de los servicios indicados en el Informe de SSCC
emitido por el Coordinador.

En el caso de que el mecanismo de materializacién sea una licitacion, el servicio serd
remunerado de acuerdo con el valor adjudicado durante el periodo que abarque el respec-
tivo contrato. Este valor adjudicado deberd contemplar costos de oportunidad, desgaste
operativo, mantenimiento, habilitacién y/o implementacién, entre otros aspectos.

Cuando el mecanismo de materializacién del servicio sea una instruccion directa del
Coordinador, la remuneracion se determinard en funcién de si se trata de servicios sin
condiciones de competencia o de servicios cuyas subastas o licitaciones fueron declaradas
total o parcialmente desiertas.

1. Cuando no existen condiciones de competencia, el servicio se remunerara de acuerdo
a los establecido en el Estudio de Costos.

2. Cuando las subasta o licitaciones son declaradas total o parcialmente desiertas, el
servicio se remunerara segun los valores maximos o sus mecanismos de valorizacion
fijados por la CNE previo a las subasta o licitaciones.



Apéndice B
Costos sistémicos

Las barras de la Figura [B.I] estdn apiladas en el orden de la leyenda, partiendo por
SC_SSCC luego de izquierda a derecha.
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Figura B.1: Detalle de pagos laterales asociados a costos sistémicos. Fuente: Elaboracién
propia.

Donde:
= SC_SSCC: Sobrecostos asociados a SSCC.
= CO: Costo de oportunidad producto de la operacién para prestar un SC.

= CO ERNC: Costo de oportunidad de unidades ERNC producto de la operacién para
prestar un SC.

= CCA: Costo de combustible adicional por SSCC.
= REA: Retiro de energia adicional.
= CRA: Costo recurso adicional.

» CPF: Control primario de frecuencia, de subida (+) o de bajada (-).
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» CSF: Control secundario de frecuencia, de subida (4) o de bajada (-).
» CTF: Control terciario de frecuencia, de subida (4) o de bajada (-).
= SC_MT: Sobrecostos producto de la operacion de unidades a minimo técnico.

= SC_PC: Sobrecostos asociados a llevar una unidad operando a minimo técnico a
plena carga.

= SC_PD: Sobrecostos producto de las partidas y detenciones de unidades.

» PE: Compensacién del régimen de Precios Estabilizados de los PMG/D.

= SC_RH: Sobrecostos producto de la formaciéon de reserva hidrica.

= CO_RH: Costo de oportunidad producto de la formacién de reserva hidrica.

» Unitario: Valor unitario de los costos sistémicos en USD/MWh.

Los costos asociados a CPF, CSF y CTF son practicamente nulos.



Apéndice C
Proyecciones de la PET 2023

Las informacién presentada en este apéndice se extrae directamente de [20].

C.1. Costos de combustibles

Las Figuras [C.1]y [C.2] muestran las proyecciones de precios de GNL, carbén y diésel, y

las proyecciones de los costos variables de centrales térmicas elaboradas por el Coordinador,
respectivamente.
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Figura C.1: Proyeccion de costos de combustibles de centrales de generacion.
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Figura C.2: Proyeccion de costos variables de centrales térmicas.

C.2. Plan de retiro de unidades a carbdn

La Tabla [C.I] muestra el cronograma de retiro de unidades a carbén comprometidas
para el periodo 2020-2025 a través del acuerdo publico-privado entre el Ministerio de
Energia y las empresas generadoras, los anuncios oficiales de retiro o reconversién de
unidades anunciados por los propietarios de manera posterior al cronograma inicial. Se
consideran dos escenarios: descarbonizacién al 2030 y al 2035. La Figura muestra
graficamente la evolucion de la capacidad instalada a carbon de acuerdo a este plan de
retiro.
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ANO ANOS SERVICIO AL
CAPACIDAD oo puestaen ~NOSDE DESCONEXION DESCONECTAR
[Mw] sErvicio  SERVICIO  RETIRO RETIRO RETIRO  RETIRO
2035 2030 2035 2030

ANO

Ventanas 1 Centro Retirada 120 Valparaiso 1964 57 2021 2021 57 57
Bocamina Sur Retirada 130 Biobio 1970 51 2021 2021 51 51
Tocopillaul2 | Norte Retirada 87 Antofagasta 1983 36 2019 2019 36 36
Tocopillaul3 | Norte Retirada 86 Antofagasta 1985 34 2019 2019 34 34
Tocopilla U14 Norte Retirada 136 Antofagasta 1987 35 2022 2022 35 35
Tocopilla U15 Norte Retirada 132 Antofagasta 1987 35 2022 2022 35 35
Tarapacd Norte Retirada 158 Tarapaca 1999 21 2020 2020 21 21
Bocamina Il sur Retirada 350 Biobio 2012 10 2022 2022 10 10
Ventanas 2 Centro | Comprometido 220 Valparaiso 1977 45 2022 2022 45 45
Mejillones 1 Norte | Comprometido 160 Antofagasta 1995 27 2025 2025 30 30
Mejillones 2 Norte | Comprometido 174 Antofagasta 1998 24 2025 2025 27 27
Nueva Ventanas | Centro | Comprometido 272 Valparaiso 2010 12 2029 2029 19 19
Andina Norte | Reconversion 177 Antofagasta 2011 11 2025 2025 14 14
Angamos 1 Norte | Comprometido 277 Antofagasta 2011 11 2026 2026 15 15
Angamos 2 Norte | Comprometido 281 Antofagasta 2011 11 2026 2026 15 15
Hornitos Norte | Reconversién 178 Antofagasta 2011 11 2025 2025 14 14
Campiche Centro | Comprometido 272 Valparaiso 2013 9 2029 2029 16 16
IEM Norte | Reconversion 375 Antofagasta 2018 4 2025 2025 7 7
Norgener 1 Norte * 140 Antofagasta 1995 27 2028 2026 33 31
Guacolda 1 Norte * 152 Atacama 1995 27 2030 2028 35 33
Guacolda 2 Norte * 152 Atacama 1996 26 2030 2028 34 32
Norgener 2 Norte * 136 Antofagasta 1997 25 2028 2026 31 29
Guacolda 3 Norte * 152 Atacama 2009 13 2031 2028 22 19
Guacolda 4 Norte * 152 Atacama 2010 12 2032 2029 22 19
Guacolda 5 Norte * 152 Atacama 2015 7 2033 2029 18 14
Santa Maria Sur * 370 Biohio 2012 10 2035 2030 23 18
Cochrane 1 Norte * 275 Antofagasta 2016 6 2029 2027 13 11
Cochrane 2 Norte * 275 Antofagasta 2016 6 2029 2027 13 11

Tabla C.1: Plan de retiro de unidades térmicas a carbén.
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Figura C.3: Evolucién de la capacidad instalada a carbén.



Apéndice D

Reservas para el control de
frecuencia

D.1. Control Primario de Frecuencia (CPF)
D.1.1. Contingencias de generacién (CPF+)

Las Tablas[D.I]y [D.2) muestran un resumen de cada escenario analizado en los ECFyDR
2022 y 2023. La columna Inercia corresponde a la normalizacién de la Inercia Total del
sistema en base a la Capacidad Total truncada a la centésima.

Tabla D.1: Escenarios analizados en el ECFyDR, 2022 Parte 1.

Generacién | Inercia | Generacién % Capacidad Inercia
Caso Dia Hora | Bruta Total | Total | Total ERV | Penetracion Total .
SEN [MW] | [GVAs] [MW] ERV [MVA] ]
Caso 1.1 | 01-01-2023 9 7005 30,2 3130 45% 7995 3,77
Caso 1.2 | 01-01-2023 15 9121 29,7 4919 54 % 7874 3,77
Caso 1.3 | 18-12-2023 18 11393 30,3 7097 62 % 7985 3,80
Caso 2.1 | 01-01-2023 9 6999 35,0 3392 48 % 8991 3,89
Caso 2.2 | 01-01-2023 11 7999 35,0 3750 47% 8991 3,89
Caso 2.3 | 01-01-2023 15 8993 35,0 4356 48 % 8991 3,89
Caso 2.4 | 18-12-2023 10 10004 35,0 5811 58 % 9011 3,88
Caso 2.5 | 18-12-2023 18 11001 34,9 6262 57% 8832 3,95
Caso 3.1 | 18-09-2023 9 7830 40,6 3793 48 % 9543 4,26
caso 3.2 | 18-09-2023 15 9190 38,8 5900 64 % 8797 4,41
Caso 3.3 | 30-01-2023 | 20 11373 40,4 4806 42% 10446 3,87
Caso 4.1 | 30-01-2023 5 8471 45,0 1200 14 % 10998 4,09
Caso 4.2 | 30-01-2023 | 21 10622 45,0 1995 19% 11405 3,95
Caso 5.1 | 24-04-2023 9 9207 50,1 3621 39% 11026 4,55
Caso 5.2 | 24-04-2023 18 11337 50,0 5568 49% 10965 4,56
Caso 6.1 | 29-07-2023 0 8987 55,0 1421 16 % 9027 6,09
Caso 6.2 | 29-07-2023 19 10968 55,0 1900 17% 10955 5,02
Caso 7.1 | 24-04-2023 1 9852 61,9 1230 12% 13283 4,66
Caso 7.2 | 24-04-2023 | 21 10533,48 70,5 1455 14 % 15385,51 4,58
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Tabla D.2: Escenarios analizados en el ECFyDR, 2023 Parte 1.

Generacién | Inercia | Generacion % Capacidad Inercia
Caso Dia Hora | Bruta Total | Total | Total ERV | Penetracién Total )
SEN [MW] | [GVAS] MW] ERV [MVA] J
Caso 1.1 | 07-04-2024 HM 9 6527,0 30,9 3199,6 49 % 8292,7 3,72
Caso 1.2 22-01-2024 9 9219,8 30,1 5332,9 58 % 8268,5 3,64
Caso 1.3 22-01-2024 17 10762,5 29,4 7014,9 65 % 8033,7 3,66
Caso 2.1 | 07-04-2024 HM 19 7429.,5 35,4 2754,2 37 % 9378,2 3,77
Caso 2.2 09-12-2024 8-9 9246,8 349 4879,2 53% 9379,7 3,72
Caso 2.3 04-03-2024 16 12114,4 34,7 8763,5 2% 8870,5 3,91
Caso 3.1 09-12-2024 5 8770,0 40,7 1204,0 14 % 11066,0 3,67
Caso 3.2 22-01-2024 21 10047,4 41,6 2921,8 29 % 11232,0 3,70
Caso 4.1 22-01-2024 1 9090,8 44,0 1685,0 19% 115494 3,81
Caso 4.2 | 26-06-2024 12 11315,0 16,2 5164,4 16% 11413,7 4,05
Caso 5.1 26-06-2024 6-7 9080,4 50,5 585,5 6% 12578,8 4,02
Caso 5.2 09-12-2024 22 11315,0 50,8 1793,0 16 % 13060,0 3,89
Caso 6.1 26-06-2024 24 10423,0 59,8 570,9 5% 14381,3 4,16
Caso 6.2 04-03-2024 22-23 12004,0 59,5 2202,0 18% 14359,9 4,15

Las Tablas y muestran un resumen de los resultados obtenidos en ambos
estudios.

Tabla D.3: Resumen de resultados de requerimientos CPF+, ECFyDR, Parte 1 2022.

Caso Inercia | GXSEN | Aporte CPF+ | Dif. Pérdidas Cii:lalclgle(;rrln Frecuencia Aclzrogr;.
[GVAs] | [MW] Perm [MW] Perm [MW] IMW] Perm [Hz] (% /Hz]

Caso 1.1 | 30,2 7005,1 288,1 -8,7 1129 49,300 2,38%
Caso 1.2 | 29,7 9121 233,2 13,2 1413 49310 | 2,33%
Caso 1.3 | 30,3 11392,9 248,9 -222 178,2 49,317 2,40 %
Caso 2.1 | 35,0 7001,8 290,3 -10,5 118,2 49,301 2,49 %
Caso 2.2 | 35,0 7998,7 293,3 -14,8 133,9 49,340 2,63 %
Caso 2.3 | 35,0 8993,4 258,8 -11,2 154,5 49,322 2,63 %
Caso 2.4 | 35,0 10004,7 278,5 -20,2 145,4 49,344 2,30 %
Caso 2.5 | 34,8 11001,4 260,9 -16,6 157,8 49,322 2,21 %
Caso 3.1 | 40,6 7830,1 292,9 -16,5 120,0 49,306 2,27 %
Caso 3.2 | 388 9190,5 273,9 -9,7 133,9 49,315 2,21 %
Caso 3.3 | 40,1 10373,4 228,5 -15,9 175,4 49,314 2,56 %
Caso 4.1 | 45,0 8471,2 264,5 -6,8 126,9 49,316 2,28 %
Caso 4.2 | 45,0 10621,5 240,1 -19,7 166,0 49,322 2,40 %
Caso 5.1 50,1 9207,3 263,9 -7,1 133,9 49,324 2,23 %
Caso 5.2 | 50,0 11336,6 240,8 0,5 148,0 49,329 2,04 %
Caso 6.1 55,4 8987 269,1 -5 128,1 49,344 2,24 %
Caso 6.2 | 55,8 10968 248,1 -12)5 158,1 49,344 2,29 %
Caso 7.1 | 61,9 9852,2 249,0 0,9 137,8 49,329 2,14 %
Caso 7.2 | 70,5 11537,1 225,0 4,6 164,6 49,307 2,14 %
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Tabla D.4: Resumen de resultados de requerimientos CPF+, ECFyDR Parte 1 2023.

Caso Inercia | GxSEN | Aporte CPF+ | Dif. Pérdidas Clzicglzclggl Frecuencia ACI;;);;.
[GVAs] | [MW] Perm [MW] Perm [MW] VW] Perm [Hz] (% /Hz]

Caso 1.1 | 30,85 | 6527,00 293,5 4,40 104,3 49,311 2,40 %
Caso 1.2 | 30,08 | 9219,80 2645 11,60 1448 49,32 2,43%
Caso 1.3 | 29,36 | 10762,50 228,2 3,30 1775 49,321 2,54 %
Caso 2.1 | 35,38 | 7429,50 280,9 4,00 108,7 49327 | 2.25%
Caso 2.2 | 34,85 | 9246,80 271,1 12,20 130,5 49,332 2,23%
Caso 2.3 | 34,71 | 12114,40 2543 12,60 174,5 19,32 2.23%
Caso 3.1 | 40,65 | 8770,20 286,4 16,20 140,4 49,334 2,53 %
Caso 3.2 | 41,61 | 10047,40 2346 450 169,7 49309 | 2,56%
Caso 4.1 | 44,00 | 9090,80 2457 3,70 153,2 49,31 2,58 %
Caso 4.2 | 46,00 | 11315,00 2315 4,70 159,7 49332 | 2,18%
Caso 5.1 | 50,50 | 9080,40 252,7 10,20 146,8 49,309 2,43 %
Caso 5.2 | 51,00 | 11315,00 220,7 27,10 196 49,305 2,61 %
Caso 6.1 | 59,75 | 10423,00 251,6 6,40 153,9 49,321 2,26 %
Caso 6.2 | 59,53 | 12004,00 231,2 10,20 182 19336 | 2.38%

D.1.2. Contingencias de consumo (CPF-)

La Tabla muestra los resultados para los casos que se requirieron reservas en el
ECFyDR Parte 1 2023.

Tabla D.5: Resumen de resultados de requerimientos CPF-; ECFyDR Parte 1 2023.

Inercia | GxSEN % c Carga Aporte .| Aporte CPF- | Frecuencia
Caso [GVAS] | [MW] Penetracién | Desc | CPF- @2 min Perm [MW] | Perm [Hz]
ERV [MW] [MW]
Caso 5.1 50 9111 6% 200 -57,9 -95,9 50,696
Caso 6.1 60 10376 5% 200 -43,6 -41,8 50,666
Caso 6.2 60 12038 18 % 200 -22,2 -21,1 50,677

D.2. Fluctuaciones Instantaneas

90

2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035

Reservas [MW]
N w = v D ~ [0}
o o o o o o o

=
o

M Fluctuaciones Instantaneas Histéricas W Fluctuaciones Instantaneas Proyectadas
Figura D.1: Requerimientos para Fluctuaciones Instantaneas. Fuente: Elaboracién propia.
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D.3. Control Secundario de Frecuencia (CSF)
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Figura D.2: Reservas de CSF+ como % de la demanda horaria méxima (otono-invierno

dia laboral). Fuente: Elaboracién propia.
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laboral). Fuente: Elaboracién propia.
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Figura D.4: Reservas de CSF+ como % de la demanda horaria méxima (primavera-verano

dia laboral). Fuente: Elaboracién propia.
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Figura D.5: Reservas de CSF- como % de la demanda horaria maxima (primavera-verano
dia laboral). Fuente: Elaboracién propia.

Tabla D.6: Resultados reservas CSF para la operacién de 2023.

Estacionalidad Estacionalidad
Otofio-Invierno Primavera-Verano
Subida | Bajada Subida | Bajada
Bloque Hora MW | MW Hora MW MW
Horario
1 22:00 - 01:59 146 146 22:00 - 01:59 161 161
2 02:00 - 06:59 149 149 02:00 - 06:59 147 147
3 07:00 - 09:59 134 179 07:00 - 09:59 137 202
4 10:00 - 15:59 166 166 10:00 - 16:59 152 152
5 16:00 - 19:59 232 173 17:00 - 19:59 256 138
6 20:00 - 21:59 168 160 20:00 - 21:59 188 188

Tabla D.7: Resultados reservas CSF para la operacién de 2024.

Estacionalidad Estacionalidad
Otono-Invierno Primavera-Verano
Subida | Bajada Subida | Bajada
Bloque Hora MW | MW Hora MW MW
Horario
1 22:00 - 01:59 155 155 22:00 - 01:59 171 171
2 02:00 - 06:59 159 159 02:00 - 06:59 156 156
3 07:00 - 09:59 167 263 07:00 - 09:59 167 267
4 10:00 - 15:59 176 176 10:00 - 16:59 162 162
5 16:00 - 19:59 262 182 17:00 - 19:59 264 175
6 20:00 - 21:59 206 169 20:00 - 21:59 197 197

A continuacién, las Figuras [D.6] [D.7, [D.§ y [D.9 muestran los graficos presentados
anteriormente con las proyecciones superpuestas.
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Figura D.7: Requerimientos CSF- para las estaciones otono e invierno. Fuente: Elaboracién
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Apéndice E

Formacion de Reserva Hidrica

Determinar el pago por la formacién de la reserva hidrica (FRH) implica la proyeccién
de fallas prolongadas de centrales que las dejen fuera de la operacién o situaciones de sequia
que lleven al Ministerio de Energia a declarar un decreto de racionamiento, situaciones
que no se pueden visualizar mediante las simulaciones en Flex-Tran.

Este concepto es poco recurrente, como se observa en la Figura y presenta una
alta irregularidad en su valor. Durante el periodo analizado, solo se registraron costos por
FRH en marzo, abril y mayo de 2022, y en junio de 2023. En abril y mayo de 2022, los
montos alcanzaron 45 y 48 MUSD, representando el 50 % y 43 % del conjunto total de
pagos laterales en esos meses. En contraste, en marzo de 2022 y junio de 2023, las cifras
fueron de 2,5 y 0,3 MUSD, correspondientes al 6 % y 1 % del monto total en esos periodos.

Por otro lado, la FRH depende de tantas variables que no se pueden controlar, por lo
que se estima que realizar cualquier proyeccién carece de validez. Como ya se dijo en la
Seccién no se considerara en el estudio. De todas formas, es de interés conocer cémo se
remuneran actualmente acorde al Procedimiento: Valorizacién y Remuneracion de Reserva
Hidrica [37].

= Sobrecostos RH: El Coordinador determinara los sobrecostos en que incurrieron
las unidades que contribuyeron a la reserva hidrica en el balance de transferencias
econémicas del mes en que se acumuld. Este monto se calcula como la diferencia
entre el costo de operacion y el costo marginal con que inyectaron su energia.

= Costo Oportunidad RH: De igual manera, la pérdida de ventas de energia de los
embalses producto de la formacion de reserva hidrica se calcula como la diferencia
de su capacidad a plena carga y su operacién real valorizada al costo marginal de
inyeccion.

La suma de ambos componentes determinan el monto total asociado a la Formacién de
Reserva Hidrica.
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Apéndice F

Modelos de clasificacion

F.1.
F.1.1.

F.1.2.

Resultados

Dos categorias

Modelo NB
Flag=0 | Flag =1
Flag = 0 430 58
Valor real =7 — 77 255
Modelo KNN
Flag=0 | Flag =1
Flag = 0 393 95
Valor real = — 730 312
Modelo LogReg
Flag=0 | Flag =1
Flag =0 384 104
Valor real = o133 300
Tres categorias
Modelo NB
Flag =0 | Flag =1 | Flag = 2
Flag = 0 389 23 3
Valor real | Flag = 1 209 122 132
Flag = 2 5 47 255
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Modelo KNN
Flag =0 | Flag =1 | Flag = 2
Flag =0 356 56 3
Valor real | Flag = 1 163 225 75
Flag = 2 5 41 261

Modelo LogReg

Flag =0 | Flag=1 | Flag = 2
Flag =0 355 59 1
Valor real | Flag =1 166 210 87
Flag = 2 2 78 227

F.2. Medidas de rendimiento

La exactitud es la proporcion de predicciones correctas entre el total de predicciones
realizadas, la precision es la proporcién de verdaderos positivos entre el total de instancias
predichas como positivas y la sensibilidad es la medida de verdaderos positivos sobre el
total de instancias que realmente son positivas.

TP+ TN
E i = F.1
xactitnd = o TN+ FP+ FN (F-1)
TP
Precisién = TP FP (F.2)
- TP
SenSIblhdad = m (FB)

» TP (True Positives): Numero de instancias positivas correctamente clasificadas.
» TN (True Negatives): Numero de instancias negativas correctamente clasificadas.

» FP (False Positives): Nimero de instancias negativas incorrectamente clasificadas
como positivas.

» FN (False Negatives): Numero de instancias positivas incorrectamente clasificadas
como negativas.

Otra forma de calcular estas medidas para el caso de tres categorias es como se muestra
a continuacién, donde ¢ es la clase o flag.

Suma de los valores en la diagonal principal

Exactitud = F4
ackd Suma de todos los valores de la matriz (F.4)
TP;
PreCiSiéni = W/}’B (F5)
TP,
Sensibilidad; = —————— (F.6)

TP + FN;



Apéndice G
Resultados

En este apéndice se presentan los resultados obtenidos que no se muestran en el Capitu-
lo[7] Para visualizar las proyecciones de costos marginales se dividen en dos bloques hora-
rios vespertino y diurno, llamados Bloque A y B, respectivamente:

= Bloque A: Inicia a las 20:00 y termina a las 7:59.

= Bloque B: Inicia a las 8:00 y termina a las 19:59.

Los graficos correspondientes a la generacion de energia por tecnologia se construyen a

partir de la energia total anual, de manera que el espacio entre un ano y otro no representa
los meses.

Al comparar las proyecciones de los pagos laterales con sus respectivos valores en el
ultimo ano, no se incluye a los Sobrecostos por SSCC debido a que su método de calculo
no es una representacién de la operacién en si misma.

G.1. Escenario 1
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100 il 100 il
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Figura G.1: Promedio mensual de costos marginales para el escenario 1.
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Figura G.3: Proyeccién de Sobrecostos por Energia para el escenario 1.
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Figura G.5: Proyeccién de Sobrecostos por SSCC para el escenario 1.
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Figura G.6: Comparacion Sobrecostos por SSCC del escenario 1 con datos reales.
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Figura G.7: Promedio mensual de costos marginales para el escenario 2.
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Figura G.8: Generacién anual por tecnologia para el escenario 2.
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Figura G.9: Proyeccién de Sobrecostos por Energia para el escenario 2.
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Figura G.10: Proyecciéon de Compensacion por Precio Estabilizado para el escenario 2.
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Figura G.11: Proyeccion de Sobrecostos por SSCC para el escenario 2.
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Figura G.12: Comparacién de resultados del escenario 2 con datos reales.




Apéndice G. Resultados

7

G.3. Escenario 3
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Figura G.13: Promedio mensual de costos marginales para el escenario 3.
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Figura G.14: Generacion anual por tecnologia para el escenario 3.
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Figura G.15: Proyeccion de Sobrecostos por Energia para el escenario 3.
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Figura G.16: Proyecciéon de Compensacion por Precio Estabilizado para el escenario 3.
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Figura G.17: Proyeccién de Sobrecostos por SSCC para el escenario 3.
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Figura G.18: Comparacién de resultados del escenario 3 con datos reales.
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Figura G.19: Comparacién Sobrecostos por SSCC del escenario 3 con datos reales.
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G.4. Escenario 4
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Figura G.20: Promedio mensual costos marginales para el escenario 4.
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Figura G.21: Generacién anual por tecnologia para el escenario 4.
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Figura G.22: Proyeccion de Sobrecostos por Energia para el escenario 4.
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Figura G.23: Proyecciéon de Compensacion por Precio Estabilizado para el escenario 4.
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Figura G.24: Proyeccion de Sobrecostos por SSCC para el escenario 4.
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(b) Comparacién Compensacién Precio Estabilizado.

Figura G.25: Comparacion de resultados del escenario 4 con datos reales.
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Figura G.26: Comparacién Sobrecostos por SSCC del escenario 4 con datos reales.
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G.5. Escenario 5
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Figura G.27: Promedio mensual de costos marginales para el escenario 5.
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Figura G.28: Generacion anual por tecnologia para el escenario 5.
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Figura G.29: Proyeccion de Sobrecostos por Energia para el escenario 5.
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Figura G.30: Proyeccién de Compensaciéon por Precio Estabilizado para el escenario 5.
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Figura G.31: Proyeccion de Sobrecostos por SSCC para el escenario 5.
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Figura G.32: Comparacion de resultados del escenario 5 con datos reales.
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Figura G.33: Comparacién Sobrecostos por SSCC del escenario 5 con datos reales.
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G.6. Escenario 6
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Figura G.34: Promedio mensual costos marginales para el escenario 6.
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Figura G.35: Generacion anual por tecnologia para el escenario 6.
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Figura G.37: Proyecciéon de Compensacion por Precio Estabilizado para el escenario 6.
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Figura G.38: Proyeccion de Sobrecostos por SSCC para el escenario 6.
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Figura G.39: Comparacién de resultados del escenario 6 con datos reales.
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Figura G.40: Comparacién Sobrecostos por SSCC del escenario 6 con datos reales.
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G.7. Escenario 7
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Figura G.41: Promedio mensual costos marginales para el escenario 7.
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Figura G.42: Generacién anual por tecnologia para el escenario 7.
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Figura G.43: Proyeccion de Sobrecostos por Energia para el escenario 7.
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Figura G.44: Proyeccion de Compensacion por Precio Estabilizado para el escenario 7.
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Figura G.45: Proyecciéon de Sobrecostos por SSCC para el escenario 7.
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